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ВВЕДЕНИЕ
Поисковые работы в пределах Майской площади были начаты в 1971 году
бурением  скважины  390Р  расположенной  на  южном  крыле  Майского
локального  поднятия  и  по  результатам  испытания  скважины  была  открыта
залежь нефти не промышленного значения в горизонте Ю1 (келловей-оксфорд). 
В  2004-05  гг.  были  проведёны  площадные  сейсморазведочные  работы
МОГТ 2D,  позволившие  уточнить  строение  Майской  площади.  В  2005 г. на
Майском  локальном  поднятии  в  районе  ранее  пробуренной  поисковой
скважины  390Р  была  пробурена  оценочная  скважина  392Р.  По  результатам
испытания  были  установлены  нефтяные  залежи  в  пласте  Ю14-15  (тюменская
свита)  и  пласте  Ю13-4  (васюганская  свита).  Полученные  результаты  ранее
проведенных  работ и  периода  2004-05 г.г. дали  основание  впервые провести
оценку  запасов  Майского  нефтяного  месторождения  с  постановкой  их  на
баланс.  В  зимний  сезон  2005-2006  г.  на  месторождении  были  проведены
дополнительные  работы  (сейсморазведочные  МОГТ-2D  и  бурение  скважин
393Р).[5]. 
В результате получена качественно новая информация, которая позволила
провести переинтерпретацию ГИС скважины-первооткрывательницы (№ 392Р).
На данный момент месторождение слабо разведано, отсутствует достаточный
объём исходных данных для составления технологической схемы разработки.
Поэтому на первом этапе эксплуатации ведется наиболее детальное изучение
всех  особенностей  геологического  строения,  характеристики  резервуара  и
флюидов, создания предварительной геолого-технической модели, обоснование
рационального  варианта  пробной  эксплуатации  залежи  нефти  и  выдача
рекомендаций по доразведке месторождения. 
На данный момент ведутся работы по бурению скважин пласта Ю13-4  и
подготовка к бурению скважин пласта Ю14-15.[5].
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Целью  выпускной  квалификационной  работы  является  анализ  метода
интенсификации – гидравлического разрыва пласта проводимого на Майском
месторождении.
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1 Общие сведения о месторождении
Майское  нефтяное  месторождение  географически  расположено  в  юго-
восточной  части  Западно-Сибирской  низменности,  в  Обь-Иртышском
междуречье,  в  бассейне  реки  Васюган  –  левого  притока  Оби.  Территория
района  месторождения  представляет  собой  слаборасчленённую  равнину  с
широкими  заболоченными  водоразделами  и  долинами  рек.  Абсолютные
отметки рельефа колеблются в пределах от +120 м до + 135 м. Заболоченность
местности  составляет  50  –  60  %  территории.  Основной  водной  артерией  в
районе  проектируемых  работ  является  р.  Васюган,  протекающая  в
непосредственной  близости  от  площади  работ  в  2  –  3  км.  Климат  района
континентальный. Среднегодовая температура составляет +3о С. 
Промерзаемость грунта на открытых участках составляет 1 – 1,5 м, на
заселенных  –  0,3  –  0,4  м,  промерзаемость  болот  не  превышает  0,4  м.
Многолетнемерзлых пород по данным бурения не установлено. Среднегодовое
количество  осадков  составляет  400 –  500 мм,  максимум отмечается  в  июле-
августе и декабре-январе. Снежный покров устанавливается во второй половине
октября и сохраняется до начала мая. Его высота составляет от 0,4 – 0,5 м на
открытых участках до 2 м на залесенных. Реки вскрываются преимущественно
в  начале  мая,  ледостав  начинается  в  ноябре,  болота  обычно  промерзают  к
началу января.
В  административном  отношении  Майское  нефтяное  месторождение
находится в южной части Каргасокского района Томской области, в пределах
лицензионного  участка  70.  Расстояния  до  ближайших  городов  области
следующие:  до  Кедрового,  где  находится  ближайший  аэропорт  областного
значения – 125 км, до Томска – 470 км (ближайшая железнодорожная станция и
речной порт). Ближайший населенный пункт – п. Майск, который расположен в
25 км по зимней дороге.
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Магистральных  путей  сообщения  вблизи  района  проектируемых  работ
нет.  Доставка  бурового  оборудования  и  материалов  осуществляется  по
«зимнику». Вахты на буровую доставляются из г. Кедрового на вертолетах.
Рисунок 1 – Обзорная карта района Майского месторождения
Для питьевого водоснабжения пригодны воды новомихайловской свиты
верхнепалеогенового  возраста,  для  технических  нужд  и  эксплуатационного
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бурения  можно  использовать  подземные  воды  чеганской  свиты  нижнего
олигоцена.
Майское  месторождение  в  промышленно-экономическом  отношении
находится в Средневасюганском нефтегазоносном районе, который находится в
Васюганской нефтегазоносной области. Ближайшие разрабатываемые нефтяные
месторождения:  Нижнее-Табаганское,  Калиновое,  Урманское,  Северо-
Останинское  и  др.  В  12  км  к  югу  от  месторождения  проходит  нефтепровод
«Игольское – Герасимовское – Лугинецкое – с. Парабель» (рисунок 1).
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2 Геологическое строение месторождения и залежей
2.1 Геолого-геофизическая изученность
Майское локальное поднятие расположено в Пудинском нефтегазоносном
районе  Васюганской  нефтегазоносной  области.  В  тектоническом  плане  оно
приурочено к северной периклинали Лавровского наклонного вала. 
История  геолого-разведочных  работ,  исключая  предшествующие
исследования  рекогносцировочно-региональной  стадии,  на  рассматриваемой
площади  насчитывает  около  37  лет  (таблица  2.1).  Локальное  поднятие  было
выявлено и подготовлено к глубокому бурению в 1970 г. сейсморазведочными
работами МОВ масштаба 1 : 100000 (с/п 24/69-70, Дугова А.Ф., СОКГЭ). 
Поисковые работы в пределах Майской площади были начаты в 1971 г.
бурением  скважины  390Р  расположенной  на  южном  крыле  Майского
локального  поднятия,  по  результатам  испытания  скважины  была  открыта
залежь нефти непромышленного значения в горизонте Ю1 (келловей-оксфорд). 
В  1976  –  77  гг.  в  районе  Майского  поднятия  были  проведены
сейсмические исследования МОГТ, КМПВ (с/п 7,4/76-77, Карапузов Н.И., ТГТ)
масштаба 1 : 100000 в результате которых были более детально изучены нижние
комплексы платформенного чехла и отложений второго структурного яруса.
В 1978 – 79 гг. после проведения дополнительных работ МОГТ масштаба
1  :  100000  (с/п  4,5,7/78-79,  Берлин  Г.И.,  ТГТ)  было  уточнено  глубинное
геологическое  строение  Майского  поднятия,  выполнены  новые  структурные
построения по отражающим горизонтам IIа (подошва баженовской свиты) и Ф2
(кровля  доюрских  образований).  По  новому  структурному  плану  Майская
площадь включает в себя три локальных поднятия: Северо-Майское, Майское и
Южно-Майское. 
В пределах Южно-Майского локального поднятия в период 1979 – 80 гг. в
10  км  на  юго-восток  от  скважины  390Р  была  пробурена  параметрическая
10
скважина 1. Вскрытый комплекс палеозойских, юрских и меловых отложений в
нефтегазоносном отношении интереса не представляют. 
В 2004 – 05 гг. по заказу недропользователя ООО «Альянснефтегаз» были
проведены  площадные  сейсморазведочные  работы  МОГТ 2D  масштаба   1  :
50000 на лицензионных участках № 70, 86 (с/п 6/04-05, Забуга Т.В., ЗАО «ТГТ»)
позволившие  уточнить  строение  Майской  площади.  В  2005  г.  на  Майском
локальном  поднятии  было  возобновлено  глубокое  бурение.  В  районе  ранее
пробуренной поисковой скважины 390Р была пробурена оценочная скважина
392Р. По результатам испытания были установлены нефтяные залежи в пласте
Ю14-15 (тюменская свита) и пласте Ю13-4 (васюганская свита). 
На  основе  структурных  построений,  выполненных  по  результатам
проведенных работ, в 2005 г., был впервые выполнен подсчет запасов Майского
месторождения [11]. 
В  2005 –  2006 гг. на  месторождении были проведены дополнительные
сейсморазведочные  работы  МОГТ  2D  масштаба  1  :  50000  (с/п  6/05-06,
Харитоненко  В.П.,  ЗАО «ТГТ»),  а  также  пробурены  разведочные  скважины
393Р и 394Р в куполе (северо-западная часть) Майского локального поднятия.
Работы,  выполненные  в  период  2005  –  2006  гг.,  позволили  уточнить
структурные  планы  продуктивных  пластов  месторождения,  а  также,  за  счет
дополнительных  данных,  полученных  в  результате  исследования  керна  и
геофизических  исследований  вновь  пробуренных  скважин,  провести
переинтерпретацию ГИС по скважине 392Р и в целом повысить достоверность
определения петрофизических параметров коллекторов месторождения. Кроме
того, полученные данные позволили пересчитать запасы нефти по категории С2
пласта Ю14-15.
Выполненные по результатам интерпретации сейсморазведочных работ и
данных глубокого  бурения  2004  –  2008  г.г. структурные  построения  легли  в
основу предварительных геологических моделей пластов Ю13-4 и Ю14-15 Майского
месторождения (графическое приложение 1).
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Разные, 50е – 70е гг. Определена  общая  морфология
Лавровского  наклонного  вала  и
прилегающих  районов  Нюрольской
впадины.
2.Поисковые  работы




На  северной  периклинали  Лавровского
вала  выявлено  и  подготовлено  к
глубокому бурению Майское локальное
поднятие.







Установлена  нефтеносность  Майской
площади.  Нефтенасыщен  горизонт  Ю1.
Ввиду  получения  непромышленного





/п 4, 7/76-77, 
Карапузов  Н.И.,  ТГТ,
1976 – 77 гг.
В районе  Майского поднятия  детально
изучены  нижние  комплексы
платформенного  чехла  и  отложений
второго структурного яруса.




Берлин Г.И., ТГТ, 1978 –
79 гг.
Уточнено строение Майского поднятия,
проведены  новые  структурные
построения  по основным отражающим
горизонтам  IIа  (подошва  баженовской










1979 – 1980 гг.
Признаков  нефтегазоносности  в
отложениях всего вскрытого комплекса
пород  Южно-Майского  локального
поднятие  не  выявлено.  Скважина
ликвидирована.
6.  Площадные работы
МОГТ, 1:50000
с/п  6/04-05,  Забуга




Уточнено  строение  Майского
локального  поднятия.  Построены
структурные  карты  по  основным
отражающим горизонтам.





2004 – 2006 гг.
Изучен  геологический  разрез
осадочного  чехла.  Установлена




Промышленная  нефтеносность  Майского  месторождения  связана  с
песчаными  отложениями  пласта  Ю14-15  (аален)  тюменской  свиты  и  Ю13-4
(келловей-оксфорд) васюганской свиты. 
Пласт Ю14-15 тюменской свиты
Нефтяная  залежь пласта  Ю14-15 приурочена  к  толще песчано-глинистых
отложений  залегающих  на  размытой  поверхности  палеозоя.  Пласт  вскрыт
скважинами 390Р, 392Р и 393Р на абсолютных отметках 2824 – 2852,7 м [5].
Толщина пласта составляет в среднем 23 м, при эффективных значениях от 17
до 22 м. По материалам ГИС [5] количество песчаных пропластков доходит до 7
и  их  эффективная  толщина  изменяется  от  1,2  до  9,2  м.  Керном  пласт
охарактеризован в разрезе скважин 392Р и 393Р. По керну разрез представлен
песчаниками,  зернистость  которых  меняется  от  мелкозернистых  до  грубо-
крупнозернистых с прослоями галечника. Слоистость песчаников меняется от
субгоризонтальной  до  ритмичной  косой,  обусловленной  крупным  углистым
растительным детритом или глинистым материалом. Текстурные и структурные
характеристики песчаников указывают на их аллювиальный генезис. 
В  скважине  390Р  по  материалам  промыслово-геофизических
исследований  нефтенасыщенной  является  верхняя  часть  пласта  в  интервале
2980,4  –  3005,8  м  (а.  о.  -  2852,7  –  2878,1  м).  Опробование  пласта  Ю14-15
проводилось в открытом стволе в интервале 2900 – 3097 м совместно со всеми
пластами  тюменской  свиты  начиная  от  Ю6  и  ниже  до  забоя  в  отложениях
палеозоя.  На  среднем  динамическом  уровне  320  м  был  получен  приток
пластовой воды с дебитом 15,3 м3/сут. [5]. 
В  скважине  392Р  по  материалам  промыслово-геофизических
исследований  нефтенасыщенной  является  верхняя  часть  пласта  в  интервале
2977,8 – 3003,5 м (а.о. -2849,0 – 2874,7 м.). Опробование пласта проводилось в
интервале 2980,0 – 2995,0 м (а.о. -2851,3 - 2866,3 м). Средний дебит притока
нефти  с  фильтратом  бурового  раствора  (до  40  %)  составил  1,8  м3/сут.  на
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среднединамическом уровне 1552 м [5]. Соответственно, дебит нефти равен 1,1
м3/сут.,  фильтрата  бурового  раствора  0,7  м3/сут.  После  проведенного
гидроразрыва пласта и освоения его с  помощью свабирования и ЭЦН дебит
нефти  и  минерализованной  воды  (минерализация  20,7  г/л)  при  работе  ЭЦН
составил 23,3 м3/сут. и 8,5 м3/сут. соответственно. 
Нефть  легкая  (плотность  797,4  кг/м3),  парафинистая  (содержание
парафинов 17,78%), не сернистая (S – 0%) (таблицы 2.20 и 2.21). 
Анализ  отобранной  пробы  минерализованной  воды  показывает,  что
содержание в ней компонентов, характерных для вод нижнеюрских отложений,
очень  низкое.  Учитывая,  что  скважина  бурилась  на  солевом  растворе
хлористого калия, полученную воду нет основания считать пластовой. 
В  скважине  393Р  пласт  был  испытан  в  открытом  стволе  в  интервале
2953,0  –  3004,0  м  (а.  о.  -2822,4   —  -2873,4  м).  Получен  приток  нефти  с
глинистым раствором дебитом 32,6 м3/сут.
Положение  ВНК  принято  в  соответствии  с  утвержденным  в  подсчете
запасов  [12]  условным  уровнем  на  отметке  -2900,0  м  по  оконтуривающей
структуру изолинии (графические приложения 1, 3).
Открытая  промышленная  залежь  нефти  по  типу  ловушки  является
пластовой сводовой. Размеры залежи – 13,5 × 4 км, амплитуда – 85 м. 


















1 2 3 4 5 6 7 8
Ю13­4 3 0,79 0,15 0,69– 0,93 4,3 0,13 4 – 5
Ю114­15 3 0,85 0,1 0,79– 0,9 4,7 0,45 3 – 7
Характеристика неоднородности пластов приводится по двум параметрам
– коэффициентам песчанистости (Кп) и расчленённости (Кр) представленным в
таблице 2.2.
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Пласт Ю13-4  васюганской свиты
Пласты нефтяной залежи формировались в период келловей-оксфордской
регрессии морского бассейна Западной Сибири. Большой объём поступавшего
терригенного материала и малые углы наклона морского дна способствовали
формированию  значительной  по  ширине  полосы  прибрежно-морских
песчаников. В пределах месторождения пласт представлен толщей песчаников с
прослоями глинистых разностей пород толщиной 1 – 2 м. Последовательное
развитие  регрессии  в  позднем  келловее  и  раннем  оксфорде  отразилось  в
совместном  присутствии  пластов  Ю13 и  Ю14 в  разрезах  подугольной  толщи
Майской площади. 
Пласт вскрыт всеми скважинами на абсолютных отметках 2527,6 – 2540,6
м. Толщина пласта составляет в среднем 25 м, при эффективных значениях от
17 до 22 м  [5]. По керну  он характеризуется  мелкозернистыми песчаниками
средне-  и крепко сцементированными,  участками сильно известковистыми,  с
горизонтальной  и  косой  слоистостью  и  с  намывами  углисто-слюдистого
материала.
Испытание  пласта  проводились  в  скважинах  390Р,  392Р  и  394Р.  В
скважине 390Р пласт испытан в интервале 2675 – 2693 м (абс. отм. -2547,3 –
-2565,3 м). Перфорацией вскрыта нефтенасыщенная и водонасыщенная части
пласта.  В  результате  испытания  дебит  нефти  составил  1,4  м3/сут.,  а  дебит
пластовой воды 10,8 м3/сут. на среднем динамическом уровне 727 м. [5].
В  скважине  392Р  испытана  только  верхняя  часть  пласта  Ю13-4.  Из
интервалов перфорации 2665,5 – 2666,1 м, 2667,9 – 2670,3 м, 2671,3 – 2673,1 м
(абсолютная отметка нижней дыры перфорации – -2544,5 м) получен приток
нефти дебитом 3,2 м3/сут. при депрессии 156,8 атм.
Нефть  легкая  (плотность  843,3  кг/м3),  парафинистая  (содержание
парафинов 7,73 %), малосернистая (S – 0,3 %) (таблицы 2.17 и 2.18).
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В  скважине  393Р  испытание  проводилось  только в  открытом стволе  в
интервале  2655,7  –  2665  м  (абс.  отм.  2525,3  -  -2534,6  м).  Получен  приток
разгазированной нефти дебитом 72 м3/сут.
Скважина  394Р  вскрыла  пласт  Ю13-4 и  при  ее  освоении  был  получен
короткий  период  притока  с  оценочным  дебитом  нефти  порядка  361  м3/сут.
Освоение  скважины  проводилось  в  летний  период,  до  завершения
строительства  системы  нефтесбора,  вледствии  этих  причин  полноценного
испытания скважины провести не удалось.
Положение  ВНК  принято  в  соответствии  с  утвержденным  в  подсчете
запасов условным уровнем на отметке -2552,0 м по  дополнительной изогипсе
2552  м  на  структурной  карте,  построенной  по  первому  проницаемому
пропластку пласта Ю13-4 (графические приложения 1, 3).
Открытая  промышленная  залежь  нефти  по  типу  ловушки  является
пластовой сводовой. Размеры залежи – 5,3 × 2,1 км, амплитуда – 26 м. 
Характеристика неоднородности пластов приводится по двум параметрам
– коэффициентам песчанистости (Кп) и расчленённости (Кр) представленным в
таблице 2.2.
2.3  Физико-гидродинамическая  характеристика  продуктивных
пластов
2.3.1 Характеристики продуктивных коллекторов
Коллекторские свойства пород Васюганской и Тюменской свит Майского
месторождения были изучены по данным анализа образцов керна, материалам
интерпретации  ГИС  и  данным  гидродинамических  исследований  пластов
(таблицы 2.3 и 2.4).
Коллектора пласта Ю13-4 можно разделить на два литотипа, связанные с
песчаными  отложениями  с  ненарушенными  фильтрационными  свойствами
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(преобладают в кровельной части) и песчаными отложениями с пониженной за
счет развития процессов сидеритизации проницаемостью. При этом последние
развиты преимущественно в подошвенной части пласта.
По лабораторным исследованиям количество определений проницаемости
по пласту Ю13-4 составляет 156, пористости 162, начальной нефтенасыщенности
28.  Из  них  на  керне,  взятом  из  коллектора  с  хорошими  фильтрационными
свойствами  проведено  114  определений  проницаемости,  120  определений
пористости  и  24  определения  начальной  нефтенасыщенности.  По  керну  из
подошвенной части, которая характеризуется ухудшенными фильтрационными
свойствами  получено  42  определения  проницаемости,  42  определения
пористости и 4 определения начальной нефтенасыщенности.
Для пласта Ю14-15  количество определений проницаемости составило 46,
пористости 46, начальной нефтенасыщенности 8. 
Среднее  значение  проницаемости  по  кровельной  части  пласта  Ю13-4
составило 9,85 мД и изменяется от 0,08 до 61,84 мД; для подошвенной части
пласта Ю13-4 средняя проницаемость составляет 0,76  мД и изменяется от 0,18
до  1,67  мД.  Открытая  пористость  кровельной  части  пласта  варьируется  в
пределах 0,007 – 0,188 д.ед., и в среднем составляет 0,141 д.ед. В подошвенной
части пласта пористость изменяется в пределах от 0,112 до 0,158 д.ед., среднее
значение равно 0,139 д.ед. Начальная нефтенасыщенность составляет 0,60 д.ед.
для кровельной части, диапазон изменений от 0,48 до 0.7 д.ед., и 0,39 д.ед. для
подошвенной части при крайних значениях 0,21-0,57 д.ед.
Среднее  значение  проницаемости  пласта  Ю14-15   составило  0,91  мД  и
изменяется от 0,08 до 5,86 мД. Открытая пористость коллектора варьируется в
пределах  0,074  –  0,13  д.ед.,  и  в  среднем  составляет  0,103  д.ед.  Начальная
нефтенасыщенность составляет 0,54 д.ед.
По промыслово-геофизическим данным среднее значения проницаемости
для кровельной части пласта Ю13-4 составило 10,2 мД и изменяется в интервале
0,12 – 123,9 мД, для подошвенной части среднее значение проницаемости равно
1 мД и интервал  изменения  составляет  0,1  –  8,38 мД.  Статистические  ряды
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распределения  проницаемости  приведены  в  таблицах  2.3  -  2.5.  Средний
коэффициент  открытой пористости  для обоих типов коллеторов  пласта  Ю13-4
равен 0,152 д.ед. и  0,143 д.ед., соответственно изменяясь от 0,111 – 0,203 д.ед. и
0,108 – 0,171 д.ед.  Нефтенасыщенность  составила 0,66 д.ед.  и 0,45 д.ед.  для
кровельной и подошвенной частей пласта соответственно.
По промыслово-геофизическим данным среднее значения проницаемости
для пласта Ю14-15   составило 2,5 мД и изменяется в пределах 0,15 – 20,45 мД.
Открытая пористость коллектора изменяется в интервале 0,078 – 0,168 д.ед и в
среднем составляет 0,123 д.ед. Нефтенасыщенность в среднем достигает 0,66
д.ед.
По  данным  гидродинамических  исследований,  среднее  значение
проницаемости для пласта Ю13-4 составляет 9,76 мД, для пласта Ю14-15 – 2,4мД.
На основе 156 определений пористости и проницаемости, полученных по
лабораторным  исследованиям  керна,  по  пласту  Ю13-4 были  построены
зависимости абсолютной проницаемости от открытой пористости для хорошего
коллектора и плохого коллектора (рисунки 2.4 и 2.5). Для пласта Ю14-15 также
была  построена  зависимость  абсолютной  проницаемости  от  открытой
пористости на основе 46 определений проницаемости (рисунок 2.6):
Зависимость для кровельной части пласта Ю13-4
Кп
пр eК
 078,450093,0                                                                                       (2.1)
Зависимость для подошвенной части пласта Ю13-4
Кп
пр eК
 613,400023,0                                                                                       (2.2)
Зависимость для пласта Ю14-15
Кп
пр eК
 846.540021.0                                                                                       (2.3)
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Кол-во скв. 1   
Кол-во
определений
2   
Среднее
значение
9,76   
Коэф-т
вариации

















































Кол-во скв. 2   
Кол-во
определений
2   
Среднее
значение
2,4   
Коэф-т
вариации
1,37   
Интервал
изменения
0,08 - 4,72   
Таблица 2.5 – Статистические ряды распределения проницаемости













%  от  общего
числа
1 2 3 4 5 6
Ю13-4 (кровельная часть пласта)
1 0 – 1 471 14 4 4
2 1 – 3 776 23 24 21
3 3 – 10 1531 44 40 35
4 10 – 30 610 18 40 35
5 30 – 100 59 2 6 5
6 > 100 0 0 0 0
 Всего 3447 100 114 100
Окончание Таблицы 2.5
1 2 3 4 5 6
Ю13-4 (подошвенная часть пласта)
1 0 – 1 108 44 31 74
2 1 – 3 59 24 11 26
20
3 3 – 10 19 8 0 0
4 10 – 30 34 14 0 0
5 30 – 100 23 9 0 0
6 > 100 5 2 0 0
 Всего 248 100 42 100
Ю14-15 
1 0 – 1 152 25 34 74
2 1 – 3 303 50 11 24
3 3 – 10 137 23 1 2
4 10 – 30 14 2 0 0
5 30 – 100 0 0 0 0
6 > 100 0 0 0 0
 Всего 606 100 46 100
Рисунок 2.1 – Зависимость проницаемости от пористости для кровельной части
пласта Ю13-4 согласно исследований керна
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Рисунок 2.2 – Зависимость проницаемости от пористости для подошвенной
части пласта Ю13-4 согласно исследований керна
Рисунок 2.3 – Зависимость проницаемости от пористости для пласта Ю14-15
согласно исследований керна
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Определение  остаточной  водонасыщенности  для  коллекторов  пласта
Ю13+4 проводилось на основе капиллярометрических исследований 23 образцов
керна, отобранного из скважин 392Р и 393Р. Результаты приведены в таблице
2.6  и  на  рисунках  2.4  и  2.5.  Остаточная  водонасыщенность  варьируется  в
пределах 0,297 – 0,795 д.ед. при изменении открытой пористости 0,13 – 0,188
д.ед. и проницаемости 0,1 – 79,7 мД.
Определение остаточной водонасыщенности для коллекторов пласта Ю14-
15
 проводилось  на  основе  капиллярометрических  исследований  7 образцов
керна, отобранного из скважины 393Р. Результаты приведены в таблице 2.7 и на
рисунке  2.6.  Остаточная  водонасыщенность  варьируется  в  пределах  0,403  –
0,548  д.ед.  при  изменении  открытой  пористости  0,116  –  0,139  д.ед.  и
проницаемости 0,3 – 4,1 мД.
Таблица  2.6  –  Результаты  порометрических  исследований  по  определению






0,014 0,028 0,055 0,103 0,207 0,414 0,621
Скважина 392Р
753-05// 15,2 2,4 0,972 0,955 0,714 0,589 0,509 0,469 0,452
754-05// 14,3 0,9 0,970 0,967 0,893 0,715 0,599 0,540 0,521
757-05// 15,9 5,9 0,970 0,958 0,673 0,549 0,472 0,436 0,421
758-05// 13,9 1,1 0,967 0,965 0,892 0,693 0,575 0,531 0,514
763-05// 16,3 25,8 0,966 0,799 0,594 0,481 0,402 0,384 0,381
765-05// 18,8 79,7 0,945 0,652 0,506 0,414 0,338 0,306 0,297
770-05// 14,1 2,2 0,969 0,966 0,901 0,658 0,530 0,467 0,453
777-05// 16,7 14,0 0,980 0,972 0,645 0,526 0,430 0,390 0,375
779-05// 17,1 20,4 0,973 0,908 0,605 0,495 0,409 0,371 0,348
784-05// 14,3 1,0 0,976 0,974 0,966 0,797 0,614 0,545 0,525
790-05// 16,6 9,3 0,977 0,972 0,715 0,584 0,476 0,466 0,435
Скважина 393Р
1257-06// 16,9 40,1 0,939 0,589 0,454 0,401 0,355 0,315 0,306
Окончание Таблицы 2.6 
№ образца Кпо,% Кпр,мД Давление вытеснения, МПа
0,014 0,028 0,055 0,103 0,207 0,414 0,621
1260-06// 14,8 11,1 0,988 0,834 0,546 0,464 0,406 0,355 0,345
1263-06// 15,9 23,2 0,949 0,628 0,467 0,409 0,363 0,318 0,307
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1268-06// 13,4 4,9 0,989 0,866 0,620 0,538 0,477 0,418 0,406
1271-06// 15,7 22,0 0,973 0,623 0,465 0,410 0,363 0,312 0,304
1278-06// 13,6 2,8 0,985 0,981 0,692 0,588 0,518 0,452 0,438
1282-06// 13,9 5,5 0,979 0,929 0,604 0,522 0,458 0,401 0,385
1284-06// 15,9 15,9 0,983 0,795 0,547 0,483 0,427 0,372 0,361
1287-06// 13,0 1,1 0,988 0,986 0,829 0,704 0,617 0,535 0,517
1292-06// 15,7 6,1 0,984 0,891 0,630 0,564 0,497 0,428 0,416
1304-06// 16,6 0,2 0,984 0,983 0,982 0,979 0,896 0,703 0,667
1312-06// 15,2 0,1 0,977 0,976 0,976 0,975 0,955 0,827 0,795
Рисунок 2.4 – Капиллярные кривые для образцов керна пласта Ю13-4 (кров. часть
пласта)
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Рисунок 2.5 – Капиллярные кривые для образцов керна пласта Ю13-4(подошв.
часть пласта)
Таблица  2.7  –  Результаты  порометрических  исследовани  по  определению
остаточной водонасыщенности для пласта Ю14-15
№ образца Кпо,% Кпр,мД Давление вытеснения, МПа
0,014 0,028 0,055 0,103 0,207 0,414 0,621
Скважина 393Р
1341-06// 12,1 0,7 0,973 0,970 0,920 0,724 0,594 0,511 0,490
1343-06// 13,6 1,6 0,975 0,970 0,810 0,656 0,542 0,462 0,441
1345-06// 13,9 4,1 0,971 0,941 0,711 0,602 0,501 0,419 0,403
1370-06// 12,8 0,3 0,972 0,970 0,966 0,838 0,667 0,562 0,542
1374-06// 11,6 0,3 0,973 0,971 0,967 0,867 0,685 0,566 0,548
1380-06// 12,8 1,1 0,978 0,974 0,891 0,696 0,574 0,479 0,460
1384а-06// 11,9 0,9 0,963 0,951 0,780 0,659 0,556 0,483 0,466
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Рисунок 2.6 – Капиллярные кривые для образцов керна пласта Ю14-15
Результаты  определения  фазовых  проницаемостей  пласту  Ю13+4
приведены  в  таблице  2.8  и  на  рисунке  2.7.  Фактический  материал  по
исследованиям фазовых проницаемостей на керне, отобранного из пласта Ю14-15
представлен в таблице 2.9 и на рисунке 2.8.
Рисунок 2.7 – Относительные фазовые проницаемости по данным исследований
керна, отобранного из пласта Ю13-4
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Таблица 2.8 – Результаты определения фазовых проницаемостей для нефти и
воды (пласт Ю13-4)








нефти воды нефти воды
1257-06// 0 0,31 11,266 0,000 1,000 0,000
1 0,37 10,660 0,036 0,946 0,003
5 0,41 2,735 0,049 0,243 0,004
25 0,50 0,845 0,095 0,075 0,009
50 0,58 0,540 0,182 0,048 0,016
75 0,63 0,276 0,280 0,025 0,025
90 0,69 0,123 0,375 0,011 0,033
100 0,78 0,000 0,800 0,000 0,071
1284-06// 0 0,36 1,602 0,000 1,000 0,000
2 0,48 0,727 0,005 0,453 0,003
5 0,55 0,256 0,005 0,160 0,003
25 0,64 0,111 0,013 0,069 0,008
50 0,67 0,056 0,019 0,035 0,012
75 0,68 0,022 0,023 0,014 0,014
100 0,73 0,000 0,060 0,000 0,038
1278-06// 0 0,44 0,669 0,000 1,000 0,000
2 0,52 0,403 0,003 0,602 0,004
5 0,55 0,209 0,004 0,312 0,006
25 0,58 0,102 0,011 0,152 0,017
50 0,68 0,045 0,015 0,067 0,023
75 0,77 0,019 0,019 0,029 0,029
100 0,81 0,000 0,046 0,000 0,068
790-05// 0 0,44 8,157 0,000 1,000 0,000
5 0,58 0,569 0,010 0,070 0,001
25 0,62 0,168 0,019 0,021 0,002
50 0,62 0,090 0,030 0,011 0,004
75 0,62 0,033 0,033 0,004 0,004
100 0,66 0,000 0,076 0,000 0,009
753-05// 0 0,45 0,436 0,000 1,000 0,000
5 0,53 0,244 0,004 0,560 0,010
25 0,61 0,093 0,010 0,214 0,024
50 0,64 0,041 0,014 0,094 0,032
75 0,70 0,019 0,019 0,043 0,043
100 0,78 0,000 0,091 0,000 0,208
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Таблица 2.9 – Результаты определения фазовых проницаемостей для нефти и
воды (пласт Ю14-15)








нефти воды нефти воды
1257-06// 0 0,343 5,845 0,000 1,000 0,000
5 0,501 0,635 0,011 0,109 0,002
25 0,565 0,266 0,030 0,046 0,005
50 0,591 0,145 0,049 0,025 0,008
75 0,604 0,078 0,080 0,013 0,014
100 0,726 0,000 0,377 0,000 0,065
Рисунок 2.8 – Относительные фазовые проницаемости по данным исследований
керна, отобранного из пласта Ю14-15
Определение коэффициента вытеснения нефти водой (по пласту Ю13-4) с
созданием пластовых условий при моделировании проводилось на 29 образцах
керна.  Результаты  приведены  в  таблице  2.10.  Коэффициент  вытеснения  в
среднем  составил  0,574  д.ед.  при  открытой  пористости  0,150  д.ед.  и
проницаемости 12,6 мД.
На  керне,  отобранном  из  пласта  Ю14-15 исследования  по  определению
коэффициента вытеснения проводились на 4 образцах. Результаты приведены в
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таблице  2.10.  Коэффициент  вытеснения  в  среднем  составил  0,5  д.ед.  при
открытой пористости 0,134 д.ед. и проницаемости 9,9 мД.
На основе результатов исследования керна, взятого из скважин 392Р и
393Р  были  построены  зависимости  остаточной  водонасыщенности  от
абсолютной проницаемости для пласта Ю13+4 (рисунок 2.9):
5354,0)ln(0675,0  прво КК         (2.4)
Рисунок 2.9 – Зависимость остаточной водонасыщенности от абсолютной
проницаемости для пласта Ю13-4
На основе результатов исследования керна,  взятого из скважины 393Р,
была  построены  зависимость  остаточной  водонасыщенности  от  абсолютной
проницаемости для пласта Ю14-15 (рисунок 2.10):
4716,0)ln(0566,0  прво КК         (2.5)
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29 29 29 29 29 29 5 5
Среднее
значение
12,6 0,422 0,578 Вода 0,232 0,574 0,079 1
Интервал
изменения







4 4 4 4 4 4 1 1
Среднее
значение
9,9 0,428 0,572 Вода 0,220 0,5 0,065 1
Интервал
изменения
2,1 – 31,6 0,343 – 0,466 0,534 – 0,657 0,119 – 0,309 0,26 – 0,779 0,065 1
Рисунок 2.10 – Зависимость остаточной водонасыщенности от абсолютной
проницаемости для пласта Ю14-15
Критические  значения  пористости  и  проницаемости  для  выделения
коллектора были приняты в соответствии с подсчетом запасов и представлены в
таблице 2.11.
 
Таблица 2.11 – Критические значения коллекторов
Пласт Кп критический, д.ед. Кпр критический, мД
Ю13+4 0,125 0,47
Ю14-15 0,122 0,78
2.3.2 Переинтерпретация геофизических исследований скважин
На Майском месторождении пробурено 4 разведочных скважины (390Р,
392Р, 393Р и 394Р). Бурение скважин проводилось долотом диаметром 0,190 м и
0,216  м.  Все  исследованные  скважины  пробурены  на  пресном  глинистом
растворе,  параметры  промывочной  жидкости  соответствуют  проектным.
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Удельное  сопротивление  промывочной  жидкости  в  интервале  исследования
меняется от 2,1 Омм до 3,4 Омм при бурении васюганской свиты и 1,7 – 1,9
Омм  при  бурении  тюменской  свиты.  В  скважинах  проведен  комплекс
промыслово-геофизических исследований, представленных в таблице 2.12.











390P + +/- + -/+ + - - - + - + ++ ++
392P + +/- + +/+ - + - + + + + ++ ++
393P + +/+ + +/+ + + - + + + + + ++
394P - -/+ + -/+ - - - - - - - - ++
Промыслово-геофизические  исследования  проведены  в  соответствии  с
технической  инструкцией  на  проведение  геофизических  исследований  в
скважинах,   применяемая  аппаратура  при  проведении  геофизических
исследований приведена в таблице 2.13.
Таблица  2.13  –  Методы  исследования  и  применяемая  аппаратура  при  геофизических
исследованиях
Вид исследований Аппаратура
Стандартный каротаж с ПС КП-11
Боковое каротажное зондирование КП-11








В  целом,  качество  промыслово-геофизических  материалов  хорошее,
качество кривых акустического каротажа удовлетворительное.  Кривая  гамма-
гамма каротажа использовалась лишь для качественной характеристики разреза.
Минерализация  пластовых вод принята  равной 35,5  г/л  по результатам
исследований  проб  воды,  отобранной  из  скважин  соседних  месторождений.
Удельное  сопротивление  пластовой  воды  рассчитано  по  зависимости  Б.Ю.
Вендельштейна (2.6) и составляет 0,075 Омм для пласта Ю13+4  и 0,0676 Омм для
пласта Ю14-15 :
),lg(72417.0)lg(78211.0486081.1)lg( TMв            (2.6)
где ρв – удельное сопротивление пластовой воды, Омм
M – минерализация пластовой воды, г/л
T – температура пласта, °С.
Выделение  эффективных  толщин  проводилось  по  качественным  и
количественным  признакам.  Для  качественного  анализа  были  использованы
кривые микрозондирования и микробокового каротажа, кавернометрия, кривые
ПС,  ГК,  НГК  и  БК.  В  качестве  количественного  критерия  использовались
отрицательная  аномалия  ПС,  а  также  нижние  пределы  пористости,
проницаемости  для  коллекторов.  При  выделении  эффективных
нефтенасыщенных  толщин  применялись  количественные  критерии  с
использованием  капиллярометрических  исследований  по  данными
исследований керна Майского месторождения.
2.3.3 Определение коэффициента пористости
Оценка коэффициента пористости проводилась:
- по акустическому каротажу
- по НГК и НКТ.
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Определение  коэффициента  пористости  по  акустическому  каротажу








 ,         (2.7)
где DTск – время распространения волны в скелете матрицы, мкс/м
DTж – время распространения волны в жидкости, мкс/м
DT – показание в пласте, мкс/м.
Ср – корректирующий коэффициент 
Пористость  коллекторов  по  НГК  определялась  по  методике,
разработанной  во  ВНИИ Геофизики.  Методика  заключается  в  нормировании
диаграмм НГК в  единицах  водородосодержания  по  логарифмической  шкале.
Модуль логарифмирования определялся по двум опорным пластам, в качестве
одного опорного пласта  использовался  плотный пласт  карбонатизированного
песчаника,  залегающего  в  подошве  Баженовской  свиты.  Пласт  имеет
значительное  распространение  на  многих  месторождениях,  пористость
которого по керновым данным колеблется от 5 % до 8 %. При расчете принята
пористость равная 5 %. В качестве пластов с высоким водородосодержанием
использовались  минимальные  значения  глинистых  пластов.  Их  пористость
принята равной 35 %.
Для  реализации  алгоритма  в  автоматическом  режиме  разработана









        (2.8)
где п – водородосодержание в опорном плотном пласте, д.ед.
НГКп – значение НГК опорного плотного пласта, у.ед.
гл – водородосодержание в опорном глинистом пласте, у.ед.
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 НГКгл – значение НГК опорного глинистого пласта, д.ед.
НГК – показание в пласте.
Коэффициент  пористости  рассчитывался  на  основе  следующего
уравнения (2.9):
глсвп КК            (2.9)
где св – водородосодержание связанной воды (св = 0,35),
Кгл – обьемная глинистость, д.ед.
Оценка  точности  и  достоверности  полученных  результатов  по
определению  пористости  с  керновыми  данными  приводится  в  комплексной
интерпретации [5]. Из прилагаемых таблиц видно, что сходимость результатов в
диапазоне  изменения  пористости  от  0,14  д.ед.  до  0,18  д.ед.  по  всем
предлагаемым  зависимостям  удовлетворительная.  Для  низкопроницаемых
коллекторов,  как  правило,  представленных  песчаниками  карбонатно-
глинистыми,  песчано-глинистыми  и  глинисто-карбонатными,  определение
пористости  корректнее  проводить  несколькими  методами.  Для  построения
геологической модели необходима поточечная интерпретация пористости. Для
ее расчета рекомендована зависимость пористости по НГК, которая согласуется
с керновыми данными по всем продуктивным прослоям.










 .                 (2.10)
2.3.4 Определение нефтенасыщенности
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Определение  нефтенасыщенности  коллекторов  проводилось  по
зависимостям,  построенным  по  результатам  лабораторных  исследований
кернового материала Майского месторождения:
2723,15634,2  пп КP ,
(2.11)
7482,11  нн PР .       (2.12)
Расчет нефтенасыщенности проводился по формуле Арчи-Дахнова [5].
2.3.5 Определение характера насыщения
Определение  характера  насыщения  коллекторов  проводилось  с
использованием  кривых фазовых  проницаемостей  по  продуктивным пластам
Майского  месторождения.  Кроме  этого,  определение  характера  насыщения
коллекторов  проводилось  по  методике,  основанной  на  сопоставлении
фактических  значений  Кв,  определенных  по  интерпретации  геофизических
исследований, с критическими значениями Квсв, Квв, Квн+в. Критические значения
были  установлены  по  кривым  фазовых  проницаемостей,  полученных  путем
пересчета  данных по фазовым проницаемостям по формуле Кори по данным
Майского  месторождения.  Полученные  критические  значения
водонасыщенности представлены в таблице 2.14 и на рисунке 2.11.
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Рисунок 2.11 – Относительные фазовые проницаемости, пересчитанные по
формуле Кори
Полученные результаты представлены в таблице 2.15




По  пласту  Ю14-15 имеется  только одно  исследование  керна  на  предмет
определения  фазовых  проницаемостей  (см.  таблицу  2.6),  таким  образом,
критические  значения  водонасыщенности  определены  на  данных  одного
исследования и представлены в таблице 2.16.
Таблица 2.16 – Критические значения водонасыщенности для пласта Ю14-15
Кво Кввн+в Квв
0,343 0,603 0,726
Полученные  результаты  интерпретации  сопоставлены  с  данными
опробования скважин.
2.3.6 Свойства и состав нефти, растворенного газа и пластовой воды
Пласт Ю13-4
Исследование и анализ физико-химических свойств углеводородов пласта
Ю13-4 Майского месторождения проводились на устьевой пробе в скважине 392Р
(таблица 2.18).
По результатам анализа, нефть можно классифицировать как:
-  легкую  (плотность  нефти  в  поверхностных  условиях  составляет
843 кг/м3)
- малосернистую (содержание серы – 0,3 %)
- смолистую (содержание смолисто-асфальтеновых веществ – 5,8 %)
- высокопарафинистую (содержание парафинов – 7,73 %)
-  с  высоким  содержанием  светлых  фракций  (объемное  содержание
выкипающих фракций до 350ºC составляет 61 %).
Нефть относится к 1 классу и 1 типу по ГОСТ Р 51858-2002.
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Часть физико-химических свойств нефти были взяты равными средним
значениям  по  месторождениям  аналогам  Томской  области.  В  качестве
месторождений  аналогов  были  выбраны  месторождения,  где  объектом
разработки является пласт Ю13-4: Двуреченское, Лесмуровское, Моисеевское и
Крапивинское.
Данные по компонентному составу и свойствам пластовой нефти пласта
Ю13-4 Майского месторождения отсутствуют. Свойства пластовой нефти были
усреднены  по  выбранным  месторождениям.  Принятые  физические  свойства
приведены в таблицах 2.18 и 2.19.
Для  получения  зависимостей  свойств  нефти  от  давления  были
использованы эмпирические корреляции Шилова для объемного коэффициента
и Била для вязкости.
Исследование химического состава и физических свойств пластовой воды
не проводились. В подсчете запасов минерализация принята равной 35,5 г/л по
месторождениям аналогам [11].
Для  гидродинамического  моделирования  физико-химические  свойства
нефти и воды в зависимости от давления были рассчитаны по эмпирическим
корреляциям Маккейна и Михана на основе принятой минерализации (таблица
2.18).
Пласт Ю14-15
Исследование  и  анализ  физико-химических  свойств  и  состава
углеводородов  пласта  Ю14-15 Майского  месторождения  проводились  на
поверхностной пробе в скважине 392Р (таблица 2.20).
По результатам анализа, нефть можно классифицировать как:
- особо легкую (плотность нефти в поверхностных условиях составляет
797,4 кг/м3)
- не сернистую (отсутствует)
- малосмолистую (содержание смолисто-асфальтеновых веществ – 3,3 %)
- высокопарафинистую (содержание парафинов – 17,78 %)
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-  с  высоким  содержанием  светлых  фракций  (объемное  содержание
выкипающих фракций до 350ºC составляет 57 %).
Нефть относится к 1 классу и 0 типу по ГОСТ Р 51858-2002.
Часть физико-химических свойств нефти были взяты равными средним
значениям  по  месторождению  аналогу  –  Фестивальному.  Анализ  физико-
химических  свойств  нефти  Фестивального  месторождения  был  проведен  на
двух глубинных пробах в скважине 252.
Свойства пластовой нефти данного месторождения приведены в таблицах
2.21 и 2.22.
Для  получения  зависимостей  свойств  нефти  от  давления  были
использованы эмпирические корреляции Шилова для объемного коэффициента
и Васкеза-Бегза для вязкости.
Исследование химического состава и физических свойств пластовой воды
также не проводились. В подсчете запасов минерализация принята равной 36
г/л как максимум по горизонту Ю1.
Для  гидродинамического  моделирования  физико-химические  свойства
нефти и  воды в  зависимости  от  давления  были рассчитаны по  корреляциям
МакКейна и Михана (таблица 2.21).
Таким  образом,  в  ходе  пробной  эксплуатации  залежи  необходимо
отобрать  пробы  пластовых  флюидов  и  провести  исследования,  которые
позволят определить физико-химические свойства нефти, газа и воды [5].
Таблица  2.17  –  Физико-химические  свойства  и  фракционный  состав
разгазированной нефти
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1 2 3 4
Вязкость, мПа·с
       при 20° С 1 1 8,9
              50° С 1 1 6,8
Температура застывания, °С 1 1 +5,1
Температура насыщения парафином, °С - - -
Массовое 
содержание, %
Серы 1 1 0,30
Смол силикагеновых 1 1 4,89
Асфальтенов 1 1 0,91
Парафинов 1 1 7,73
Солей - - -
Воды - - -
Мехпримесей 1 1 0,18





н.к. - 100° С 1 1 5
до     150° С 1 1 17
до     200° С 1 1 27
до     300° С 1 1 50
до     350° С 1 1 61





Давление насыщения газом, МПа 6,3
Газосодержание, м3/т 44,52
Объемный коэффициент, доли ед. 1,1905
Плотность, кг/м3 843,3
Вязкость пластовой нефти, мПа·с 1,41
Температура застывания, °С +5,1
б) Пластовая вода
Объемный коэффициент, доли ед. 1,019
Общая минерализация, г/л 35,5
Плотность, кг/м3 1024,3





















%% %% %% %% %%
моль моль моль моль моль
1 2 3 4 5 6
Сероводород - - - - -
Углекислый газ 1,85 0 1,98 0,05 0,55
Азот + редкие 2,88 0 3,13 0,00 0,84
в т.ч. гелий
  метан 56,34 0,12 61,99 0,07 15,19
  этан 9,83 0,31 10,37 0,39 2,95
  пропан 15,51 2,01 13,47 3,19 5,90
  изобутан 3,26 1,06 1,75 2,26 2,38
  н.бутан 6,42 3,45 4,87 3,44 3,61
1 2 3 4 5 6
  изопентан 1,61 2,37 0,75 2,84 2,36
  н.пентан 1,51 3,25 1,03 3,13 2,59
  гексаны + остаток 0,81 87,45 0,67 84,66 63,64
Молекулярная масса 27,461 174,70 24,25 168,3 122,9
Плотность - - - - -
 - газа, кг/м3 1,208 - 1,101 - -
 - газа относительная
   (по воздуху), д. ед.
- - - - -
1,002 - 0,914 - -
 - нефти, кг/м3 - 853,7 - 822,5 775,6
Таблица  2.20  –  Физико-химические  свойства  и  фракционный  состав
разгазированной нефти
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1 2 3 4
Вязкость, мПа·с
       при 20° С 1 1 35,3
              50° С 1 1 3,9
Температура застывания, °С 1 1 +16,9
Температура насыщения парафином, °С - - -
Массовое 
содержание, %
Серы 1 1 отс.
Смол силикагеновых 1 1 1,72
Асфальтенов 1 1 1,58
Парафинов 1 1 17,78
Солей - - -
Воды - - -
Мехпримесей 1 1 1,20





н.к. - 100° С 1 1 6
до     150° С 1 1 18
до     200° С 1 1 28
до     300° С 1 1 50,3
до     350° С 1 1 57






Давление насыщения газом, МПа 17,53
Газосодержание, м3/т 236
Объемный коэффициент, доли ед. 1,25
Плотность, кг/м3 797,4
Вязкость пластовой нефти, мПа·с 0,91
Температура застывания, °С +16,9
б) Пластовая вода
Объемный коэффициент, доли ед. 1,026
Общая минерализация, г/л 36
Плотность, кг/м3 1024,7
















1 2 3 6
Сероводород - - -
Углекислый газ 1,70 0 1,19
Азот + редкие 2,28 0 1,59
в т.ч. гелий
  метан 66,73 0,05 46,56
  этан 9,53 0,26 6,73
  пропан 8,65 1,1 6,36
  изобутан 2,81 1,04 2,27
1 2 3 6
  н.бутан 3,95 2,44 3,49
  изопентан 1,39 2,34 1,68
  н.пентан 1,28 3,22 1,87
  гексаны + остаток 1,68 89,55 28,26
Молекулярная масса 26,124 214 82,95
Плотность - - -
 - газа, кг/м3 1,09 - -
 - газа относительная
   (по воздуху), д. ед.
- - -
0,905 - -
 - нефти, кг/м3 - 800,7 604,9
2.4 Утвержденные запасы нефти
Майское месторождение открыто в 2005 г. бурением скважины 392Р ЗАО
«Нефтепромбурсервис»  по заказу недропользователя  ОАО «Альянснефтегаз».
Продуктивность  на  месторождении приурочена  к  пластам Ю13-4  (васюганская
свита) и Ю14-15 (тюменская свита). При испытании пласта Ю13-4  получен приток
нефти  дебитом  3,2  м3/сут  при  депрессии  15,7  МПа.  При  испытании  пласта
Ю14-15  был получен приток  нефти дебитом 1,1  м3/сут  с  фильтратом бурового
раствора  дебитом  0,7  м3/сут.  После  проведенного  гидроразрыва  пласта  и
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освоения его с помощью свабирования и ЭЦН дебит нефти и минерализованной
воды  составил 23,3 м3/сут. и 8,5 м3/сут., соответственно.   
По состоянию на 01.01.2014 г., учтённые Госбалансом РФ запасы нефти
по месторождению в целом характеризуются следующим образом: 
-  по  пласту  Ю13-4  категории  С1 –  5242 /  2087,2тыс.  т  (балансовые  /
извлекаемые), категории С2 – 3031 / 909 тыс. т.;
-  по  пласту  Ю14-15  категории  С1 –  19287 /  5786,1  тыс.  т  (балансовые  /
извлекаемые), категории С2 – 13533 / 4059,9 тыс. т.
Подсчет запасов нефти по пласту Ю13-4  проводился в 2008 г. объемным
методом.  Площадь  нефтеносности  принята  по  изогипсе  -2552,0  м  (условное
положение  ВНК  принятое  по  подошве  нефтенасыщенной  части  пласта  в
скважине  390Р)  и  составляет  12667  тыс.м2.  Эффективная  нефтенасыщенная
толщина  составляет  9,9-3,75м.  Коэффициент  открытой  пористости  –  0,15.
Коэффициент  нефтенасыщенности  был  принят  равным  0,50.  Пересчетный
коэффициент и плотность нефти составили, соответственно, 0,84 и 0,843 г/см3.
Коэффициент извлечения нефти принят равным 0,4-0,3 д.е. 
Первый  подсчет  запасов  нефти  по  пласту  Ю14-15  проводился  в  2005  г.
объемным  методом.  В  2007  г.,  после  проведения  на  месторождении
дополнительных  работ  (сейсморазведка,  бурение  скважины  393Р)  в  зимний
сезон 2007 – 2008 гг,  был выполнен пересчет запасов категории С2. Площадь
нефтеносности  в  пределах  категории  запасов  С1 ограничивается  радиусом
влияния  продуктивной  скважины  (в  пределах  площади  находятся  скважины
390Р  и  392Р),  равным  двум  шагам  эксплуатационной  сетки  (1000  м)  и
составляет  13900 тыс.м2.  Положение  ВНК  принято  условно  по  подошве
нефтенасыщенной  части  пласта  в  скважине  390Р  на  а.  о.  -2870,0  м.
Эффективная  нефтенасыщенная  толщина  составляет  27,9  м.  Коэффициент
открытой  пористости  –  0,13.  Коэффициент  нефтенасыщенности  был  принят
равным  0,6.  Пересчетный  коэффициент  и  плотность  нефти  составили,
соответственно, 0,8 и 0,797 г/см3.
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Площадь  нефтеносности  запасов  категории  С2 в  пределах  условно
принятого контура -2900,0 м (условное положение ВНК принятое по подошве
нефтенасыщенной части пласта  после интерпретации ГИС скважины 393Р и
переинтерпретации  ГИС  скважины  392Р)  и  границы  запасов  С1 составляет
21700 тыс.м2. Эффективная нефтенасыщенная толщина принята равной 13,2м.
Коэффициент открытой пористости – 0,13. Коэффициент нефтенасыщенности
был  принят  0,57.  Пересчетный  коэффициент  и  плотность  нефти  составили,
соответственно, 0,8 и 0,797 г/см3. Коэффициент  извлечения  нефти по обеим
категориям запасов принят равны м  0,3 д.е.
Подсчетные параметры и балансовые запасы, числящиеся на Госбалансе,
приведены в (приложении 2).
3 Подбор скважин-кандидатов для проведения гидроразрыва
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Гидроразрыв высокопроницаемых пластов — это не только инструмент
для  повышения  продуктивности,  который  связан  с  прохождением
поврежденной зоны около  скважины,  но и  средство,  контролирующее вынос
песка. Однако гидроразрыв высокопроницаемых коллекторов — это не просто
контроль за выносом песка, в основном предполагающий просто механическое
удержание  движущихся  частиц  песка  (и  их  закупоривание  в  проппантной
упаковке), а скорее контроль разрушения песчаника.
Более того,  стабильность ствола скважины должна рассматриваться как
одно  целое  с  учетом  проводки  горизонтального  ствола  и  проведением
гидроразрыва.  Подобная  упреждающая  стратегия  заканчивания  скважины
является  критической  для  стабильности  ствола  скважины  и  контроля  за
выносом  песка  и  позволяет  уменьшить  перепад  давления  при  сохранении
привлекательных с экономической точки зрения дебитов. При этом ключевым
элементом  является:  правильная  конфигурация  скважины.  Необходимыми
этапами при выборе кандидата являются определение технологии разработки,
определение  характеристик  месторождения,  расчет  стабильности  ствола
скважины,  а  также  совместный  прогноз  добычи  с  оценкой  потенциального
выноса песка.
Важность выбора скважины-кандидата для обработки
Большинство  неудач  при  применении  технологий  интенсификации
обусловливается  неправильным  выбором  скважин-кандидатов,  особенно  для
кислотной обработки пласта.
Верным  выбором  является  та  скважина,  которая  принесет  прирост
прибыли в результате применения технологий интенсификации притока.
Необходимо  выявить  низкопродуктивные  скважины  и  скважины-
кандидаты для применения интенсификации притока.
Определение  низкопродуктивных  скважин  и  скважин-кандидатов  для
интенсификации:
- сравнение продуктивности сетки скважин одного и того же пласта;
- выявление низкодебитных скважин (рисунок 3.1)
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Рисунок 3.1 – Выявление низкодебитных скважин
Типовые  значения  скин-фактора  при  различных  методах  заканчивания
скважин:
Заканчивание                                       Скин-фактор:
ГРП                                                            от -6 до -2
StimPAC                                                    от -2 до +4
Открытый ствол (ОС)                               от 0 до +5
Гравийный фильтр (ОС)                       от +2 до +10
Обсаженный ствол (ОбС)                     от +2 до +15
Гравийный фильтр (ОбС)                     от +5 до +20
Кратность  повышения  объема  добываемой  нефти  при  снижении  скин-
фактора показана на рисунке 3.2.
Рисунок 3.2 – Кратность повышения добычи из-за снижения скин-фактора
Критерии выбора скважин для проведения ГРП:
48
Для  проведения  ГРП  предпочтение  отдается  скважинам,
удовлетворяющим установленным ниже перечисленным критериям. 
1.  Коллектора  низкопроницаемые  (ГРП  обеспечивает  увеличение
фильтрационной  поверхности),  при  этом  должны  соблюдаться  следующие
критерии. 
  1.1. эффективная толщина пласта не менее 5 м; 
  1.2.  отсутствие в продукции скважин газа из газовой шапки, а также
закачиваемой или законтурной воды; 
  1.3.  продуктивный  пласт,  подвергаемый  ГРП,  отделен  от  других
проницаемых пластов непроницаемыми разделами, толщиной более 8-10м;
  1.4. удаленность скважины от ГНК и ВНК должна превышать расстояние
между добывающими скважинами; 
  1.5. накопленный отбор нефти из скважины не должен превышать 20 %
от удельных извлекаемых запасов; 
  1.6. расчлененность продуктивного интервала (подвергаемого ГРП) –  не
более 3-5; 
  1.7.  скважина  должна  быть  технически  исправна,  как  состояние
эксплуатационной колонны, так и сцепление цементного камня с колонной и
породой должно быть удовлетворительным в интервале выше и ниже фильтра
на 50м 
  1.8.  проницаемость  пласта  не более  0,03 мкм2 при вязкости  нефти в
пластовых условиях не более 5 МПа.с.
2.  Гидравлический  разрыв  пласта  в  коллекторах  средней  и  низкой
проницаемости  для  интенсификации  добычи  нефти  за  счет  ликвидации
повышенных фильтрационных сопротивлений в призабойной зоне. 
  2.1.  начальная  продуктивность  скважины  значительно  ниже
продуктивности окружающих скважин; 
  2.2. наличие скин-эффекта на КВД; 
  2.3.  продуктивность  скважины должна быть ниже или незначительно
отличаться от проектно-базовой. 
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4 Основные понятия о методе гидравлического разрыва пласта
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Определение. Гидравлическим  разрывом  называется  процесс,  при
котором давление  жидкости  воздействует  непосредственно  на  породу  пласта
вплоть  до  ее  разрушения  и  возникновения  трещины.  Продолжающееся
воздействие давления жидкости расширяет трещину вглубь от точки разрыва. В
закачиваемую  жидкость  добавляется  расклинивающий  материал:  песок,
керамические  шарики  или  агломерированный  боксит.  Назначение  этого
материала - удержать созданную трещину в раскрытом состоянии после сброса
давления  жидкости.  Так  создается  новый,  более  просторный  канал  притока.
Канал  объединяет  существующие  природные  трещины  и  создает
дополнительную  площадь  дренирования  скважины.  Жидкость,  передающая
давление на породу пласта, называется жидкостью разрыва.
Задачи, решаемые при гидроразрыве
При гидравлическом разрыве должны быть решены следующие задачи:
 а) создание трещины
 б) удержание трещины в раскрытом состоянии
 в) удаление жидкости разрыва
 г) повышение продуктивности пласта
Создание трещины
Трещина создается путем закачки жидкостей подходящего состава в пласт
со  скоростью  превышающей  ее  поглощения  пластом.  Давление  жидкости
возрастает,  пока  не  будут  превзойдены  внутренние  напряжения  в  породе.  В
породе образуется трещина.
Удержание трещины в раскрытом состоянии
Как  только  развитие  трещины  началось,  в  жидкость  добавляется
расклинивающий  материал  -  проппант  (обычно  песок),  переносимый
жидкостью  в  трещину.  После  завершения  процесса  гидроразрыва  и  сброса
давления  проппант  удерживает  трещину  открытой  и,  следовательно,
проницаемой для пластовых жидкостей.
Удаление жидкости разрыва
51
Прежде  чем  начать  добычу  из  скважины,  следует  удалить  жидкость
разрыва.  Степень  сложности  ее  удаления  зависит  от характера  применяемой
жидкости,  давления  в  пласте  и  относительной  проницаемости  пласта  по
жидкости разрыва. 
Удаление  жидкости  разрыва  весьма  важно,  так  как,  понижая
относительную  проницаемость,  она  может  создавать  препятствия  на  пути
притока жидкостей. 
Повышение продуктивности пласта
До  начала  проектирования  процесса  следует  провести  анализ  его
экономической целесообразности.
Цель гидравлического разрыва
Проведение гидроразрыва преследует две главные цели :
1).  Повысить  продуктивность  пласта  путем  увеличения  эффективного
радиуса  дренирования  скважины.  В  пластах  с  относительно  низкой
проницаемостью гидроразрыв - лучший способ повышения продуктивности.
2).  Создать  канал  притока  в  приствольной  зоне  нарушенной
проницаемости.
Давление разрыва
Давление разрыва – один из параметров, который заранее должен быть
известен  при  выборе  объекта  для  гидроразрыва.  Приводим  формулу  Ю.П.
Желтова  и  С.А.  Христиановича,  позволяющую  приближенно  определять
величину давления разрыва:
0 nb РпPqз ,                                                                      (4.1)
где qз – величина призабойного напряжения; 
ρв – внешнее давление при постоянных значениях расхода жидкости; 
Рп – пластовое давление; 
n – коэффициент, изменяющийся от 0,7 до 1,0 для нормальных условий; β0
– коэффициент разгрузки горного давления.
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Для приближенной оценки давления нагнетания на поверхности  может
быть использована зависимость:
Ρрп=ρр – ρст + ρтр    или     Ρрп=10 -4 H(αρп –ρж) + ρтр         (4.1 а)
где Ρрп – давление нагнетания на поверхности, кгс/см2; 
ρр – давление разрыва на уровне пласта, кгс/см2;  
ρст – гидростатическое давление столба жидкости в скважине, кгс/см2; 
ρтр – потери давления на трение, кгс/см2; 
ρп , ρж – плотности соответственно породы и жидкости с песком, г/см3; 
H – глубина залегания пласта, м; 
α =0,3 -0,6 – коэффициент, характеризующий величину передачи горного
давления.
Направление трещины разрыва
Трещина  разрыва  может  быть  сориентирована  в  горизонтальном  или
вертикальном  направлении.  Тип  разрыва,  который  может  произойти  в
конкретных условиях,  зависит от напряжения в пласте.  Разрыв происходит в
направлении, перпендикулярном наименьшему напряжению (рисунок 4.1).
Рисунок 4.1 – Ориентация трещины
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Вертикальный разрыв. В большинстве скважин происходят вертикальные
разрывы. Трещина разрыва образует два крыла, ориентированные под углом 180
(друг к другу) (рисунок 4.2).
Рисунок 4.2 – Образование вертикальной трещины
Горизонтальный разрыв. Горизонтальный разрыв происходит в скважине,
если  горизонтальное  напряжение  больше,  чем  вертикальные  напряжения
(рисунок 4.3). 
Рисунок 4.3 – Горизонтальная трещина
Жидкости разрыва
Важнейшей  частью  проектирования  гидроразрыва  является  подбор
жидкости разрыва. При этом следует учесть следующие факторы:
Совместимость с пластом и пластовыми жидкостями.
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1)  Нарушение  проницаемости  пласта.  При  проведении  гидроразрыва
происходит  поглощение  жидкости  в  зоне,  прилегающей  к  поверхности
трещины.  Из-за  повышенного  насыщения  жидкостью  зоны  вторжения,
относительная  проницаемость  по  пластовой  жидкости  понижается.  Если
проницаемость по пластовой жидкости низка, а по жидкости разрыва еще ниже,
это может привести к полному блокированию притока.  Кроме того,  в пласте
могут быть пучинистые глины, которые набухают при контакте с жидкостью
разрыва и понижают проницаемость.
2) Нарушение проницаемости песчаной пробки. Проницаемость песчаной
пробки,  так  же,  как  и  зоны  вторжения  жидкости,  может  быть  нарушена  в
результате  насыщения  жидкостью.  Приток  по  трещине  может  быть  также
ограничен  наличием  в  песчаной  пробке  остаточных  после  воздействия
мехпримесей или полимеров.
3)  Пластовые  жидкости.  Многие  жидкости  склонны  к  образованию
эмульсий  или  к  осадкообразованию.  Во  избежание  риска  при  выборе
надлежащих  химических  компонентов  следует  провести  лабораторные
испытания.
Жидкости на водной основе
Жидкости разрыва на водной основе используются сегодня в большинстве
обработок.  Этот  вид  жидкости  имеет  ряд  преимуществ  над  жидкостью  на
нефтяной основе.
1. Жидкости на водной основе экономичнее. Базовый компонент – вода
намного дешевле чем нефть, конденсат, метанол и кислота.
2. Жидкости на водной основе дают больший гидростатический эффект
чем нефть, газ и метанол.
3.  Эти  жидкости  не  воспламеняемы;  следовательно  –  они  не
взрывоопасны.
4.Жидкости на водной основе легко доступны.
5. Этот тип жидкости легче контролируется и загущаются. 
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Жидкости на нефтяной основе
Самый простой на нефтяной основе гель разрыва, это продукт реакции
фосфата  алюминия  и  базовый,  типичный  алюминат  соды.  Эта  реакция
присоединения,  которая  преобразует  созданную  соль,  что  дает  вязкость  в
дизельных топливах или сдерживает до высоко гравитационной сырую систему.
Гель  фосфата  алюминия  улучшает  более  сырые  нефти  и  увеличивает
термостабильность. 
Расклинивающие материалы (проппанты)
Расклинивание  выполняется  с  целью  поддержать  проницаемость,
созданную  путем  гидроразрыва.  Проницаемость  трещины  зависит  от  ряда
факторов: 
1) типа, размера и однородности проппанта;
2) степени его разрушения или деформации;
3) количества и способа перемещения проппанта.
Некоторые наиболее употребительные размеры проппантов приведены в
таблице 4.1:
Таблица 4.1 – Размеры частиц проппанта.







1) Размеры и однородность
- с уменьшением предельных размеров частиц материала увеличивается
нагрузка,  которой  он  может  противостоять,  что  способствует  устойчивости
проницаемости заполненной проппантом трещины.
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-  при  нулевом  напряжении  смыкания  проницаемость  керамического
проппанта 20/40. Одна из причин этого – более однородная,  по сравнению с
песком, сферичность керамических частиц.
-  значительное  содержание  мелких  частиц  (пыли)  в  песке  может
существенно понизить проницаемость трещины разрыва. Например, если через
сито 40 проходит 20 % частиц проппанта 20/40 , проницаемость снизится в 5
раз. 
-  проницаемость  песка  10/16  примерно  на  50  % выше проницаемости
песка 10 - 20.
2) Термохимическая стабильность
Все применяемые проппанты должны быть, по возможности, химически
инертны.  Они  должны  противостоять  агрессивным  жидкостям  и  высоким
температурам. 
Испытание на проницаемость
При  выборе  необходимых  типов  и  размеров  проппанта  весьма  важно
определить  его  проницаемость.  Прежде  при  испытаниях  проппантов
применялись  камеры  радиальной  фильтрации.  Однако  некоторые
принципиальные  сложности,  связанные  с  течениями,  не  подчиняющимися
закону Дарси, и весьма низкие, не поддающиеся измерению, перепады давления
не  позволяли  получать  надежные  результаты  испытаний.  Несовершенство
радиальных камер привело к разработке линейных фильтрационных камер. 
Типы проппантов
Первым материалом,  который использовался для удержания трещины в
раскрытом состоянии,  был кремнистый песок.  По мере развития  технологии
становилось ясно, что некоторые типы песка лучше других.
Кроме  того,  были  созданы  искусственные  проппанты,  пригодные  для
использования там, где естественные пески непригодны. 
1) Керамические проппанты
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Существует  два  типа  керамических  проппантов:  агломерированный
боксит  и  проппанты  промежуточной  прочности.  Проницаемость  последних
близка к  проницаемости агломерированного боксита,  плотность  же их ниже,
чем у боксита, но чуть выше, чем у песка.
Агломерированный  боксит  –  это  высокопрочный  проппант,
разработанный компанией «Экссон  продакшн рисерч».  Изготавливают его из
высококачественных импортных бокситовых руд. 
2) Керамики промежуточной плотности
Эти проппанты отличаются от агломерированных бокситов, прежде всего,
своим  составом.  Содержание  оксида  алюминия  в  них  ниже,  содержание
кремния - выше, а удельная плотность составляет 3,15. При давлениях до 80
Мпа по проницаемости они близки к агломерированным бокситам. 
3) Керамики низкой плотности
Эти проппанты изготавливаются так же, как и другие керамики. Главное
их отличие - состав. Они содержат 49 % Al2O3 , 45 % SiO2 , 2 % TiO2 и следы
других оксидов. Плотность этих проппантов равна 2,72 , то есть они наиболее
распространенные проппанты благодаря их цене, прочности плотности, близкой
к плотности песка.
4.1 Техника и технология гидравлического разрыва пласта
Технология  ГРП  включает  следующие  операции:  промывку  скважины;
спуск в скважину высокопрочных НКТ с пакером и якорем на нижнем конце;
обвязку  и  опрессовку  на  определение  приемистости  скважины  закачкой
жидкости; закачку по НКТ в пласт жидкости-разрыва, жидкости песконосителя
и продавочной жидкости; демонтаж оборудования и пуск скважины в работу.
По  технологическим  схемам  проведения  различают  однократный,
направленный (поинтервальный) и многократный ГРП.
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Минимальный  расход  закачки  жидкости  должен  составлять  не  менее
2м3/мин и может быть оценен при образовании вертикальной и горизонтальной






 ,                                                                      (4.2)
где Qгор – мин. расходы, л/с; 
h – толщина пласта, см; 
Wверт, Wгор – ширина верт. и гор. трещины, см; 
µ – вязкость жидкости, мПа*с; 
Rт – радиус гориз. трещины, см.
Давление  ГРП  пласта  устанавливают  по  опыту  или  оценивают  по
формуле:
РГРП=Pr + р ,                                                                                                                                            (4.3)
где PГРП – заб. давление разрыва пласта; 
Pr =Hпg – горное давление; 
р –  прочность  породы  пласта  на  разрыв  в  условиях  всестороннего
сжатия; 
H – глубина залегания пласта; 
п – средняя плотность вышележащих горных пород, равная 2200-2600
кг/м3, в среднем 2300 кг/м3;
g – ускорение свободного падения.
Давление нагнетания на устье скважины:
РУ = PГРП + ΔPтр - Pс,                                                                                                                            (4.4)
где ΔPтр –потери давления на трение в трубах; 
Pс – гидростатическое давление столба жидкости в скважине.
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Если  давление  нагнетания  PУ больше  допустимого  устьевого  давления
PУдоп, то  на  НКТ  над  кровлей  продуктивного  пласта  устанавливают  пакер
якорем.  Допустимое  давление  PУдоп принимается  как  наибольшее  из  двух
давлений,  вычисленных  по  формуле  Ламэ  и  с  использованием  формулы
Яковлева-Шумилова.
Давление  разрыва  плохо  поддается  теоретическому  предсказанию,
поскольку зависит от многих причин: напряжений в породе, ее прочности, уже
существующей трещиноватости, угла наклона пласта и т.д. Обычно избыточное
давление  подбирается  эмпирически  и  колеблется  от  0,1  до  1,5  (в  среднем
примерно 0,8) гидростатического. 
Специальные агрегаты и технические средства, применяемые при ГРП.
Организация  гидроразрыва  состоит  в  приготовлении  соответствующих
реагентов  в  качестве  жидкости  гидроразрыва  и  последующей  закачки  ее  в
продуктивную зону с низким расходом и под высоким давлением с тем, чтобы
расклинить  породу,  образовать  в  результате  трещину  как  результат
гидравлического  воздействия.  Прежде  всего,  чистая  жидкость  (буфер)
закачивается  в  скважину  для  инициирования  трещин  и  ее  продвижения  в
пласте. После этого суспензия продолжает развивать трещину.
Подготовка  жидкости  ГРП  производится  на  кусту  скважин,
непосредственно перед закачкой ее в пласт. Система подготовки жидкости ГРП
включает: песковоз, ёмкость с нефтью или дизтопливом, смесительный агрегат
(блендер). Обвязка системы имеет 1,5-кратный запас прочности.
Перед началом ГРП, оборудование и обвязка опрессовываются на рабочее
давление.  Управление  непосредственно  ГРП   осуществляется  через
компьютерный  центр.  Список  оборудования  приведен  в  таблице  4.2.  Для
производства ГРП используется следующая техника: 
1. КРАЗ-250 ЦА 
2. Урал-4320 пожарная машина 
3. Кенворд песковоз 
4. Кенворд хим.фургон. 
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5. Кенворд блендер 
6. Кенворд насосная установка 
7. Кенворд цемент агрегат 
8. Кенворд-трубовоз 
9. Форд-350 лаборатория 
10. УАЗ-3962 санитарный фургон 
11. К-700 вакуумная установка 
Техника Кенворд оборудована специальными фильтрами, улавливающими
выбросы.
Рисунок 4.4 – Схема расстановки оборудования при ГРП
Таблица 4.2 – Примерный список оборудования
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Оборудование Спецификации Количество Примечание
1 2 3 4
Емкости 80 м3 каждая 6-8
Смеситель 19 м3/мин 1 Или 2 по 9,5
Насосы 2000 л. с, 2,2 м3/мин 5 Одна — запасная
Манифольд 680 атм 1 Базируется на автомашине
Гибкие шланги 4-дюйм, 9 м, 8,5 атм;3-дюйм, 9 м, 8.5 атм 28 каждого вида
12  для  насосов,  16  для




3-  или  4-дюйм,  680
атм, 2,5 м длина 20




3-  или  4-дюйм,  680
атм, 0.6, 0,9, 1,2 м 4 каждого вида
Соединительные
секции




4 для трубопропода, 2 для
предохранительной линии,
2 запасных
Вертлюги 3-  или  4-дюйм,  680атм 30
3  для  каждого  насоса,  6
для  трубопровода,  9
запасныхY-образные  соеди-
нительные элементы
3-  или  4-дюйм,  680
атм 5 4 запасных
Аварийные клапаны 3-  или  4-дюйм,  680атм 3 2 запасных
Конические вентили 3-  или  4-дюйм,  680атм 11 8 запасных
Контрольные
клапаны
3-  или  4-дюйм,  680
атм 5 3 запасных
Пульты  для контроля
насосов
Каждый рассчитан на
4 насоса 3 1 запасной
Датчики расхода 680 атм 3 2 запасных
Датчики давления 680 атм 3 2 запасных




до 3.2 км 16
1  для  каждого  важного
работника  на  площадке,  8
запасных




Респираторы Зависит от обработки 4
Для  работников,
использующих  токсичные
химические  вещества,  2
запасных
Спецодежда Каски,  рукавицы,защитные очки 12 наборов
1  набор  на  каждого
человека
Осветители
раздвижные Большой мощности 1
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Схема соединения часто определяется такими переменными, как размеры
обработки, источники воды, расположение поверхности и доступность         обо-
рудования. Следующую информацию описывает рисунок 4.4, представляющий
идеальный проект, который стоит использовать, если позволяют условия.
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5 Анализ эффективности ГРП
На  Майском  месторождении  рекомендовалось  проводить  ГРП  на
скважинах, расположенных в ЧНЗ пласта Ю14-15 на расстоянии не менее 100 м от
ВНЗ  для  предотвращения  преждевременного  обводнения  скважинной
продукции.  Дополнительным  фактором  в  пользу  использования  ГРП  при
эксплуатации залежи Ю14-15 является увеличение дебита нефти в 23 раза (1,1
м3/сут.  и  23,3  м3/сут.).  После  проведенного  на  скважине  392Р  гидроразрыва
пласта и освоения его с помощью свабирования и ЭЦН, так же был проведен
ГРП на скважинах 542, 539, 202, 205, 393Р, 397. По скважинам 542, 202 и 393Р
были проведены исследования. Они показали эффективность ГРП. [7].
Приток  по  этим  скважина  вырос  в  25-30  раз.  Скважины  539,  542  на
данный  момент  находятся  в  эксплуатации,  а  205  (с  сентября  2014),  202  (с
октября 2014) переведены в нагнетательный фонд. 
Ниже  предоставлены  расчеты  и  сводка  по  ГРП  проведенном  в  марте
месяце 2014 года на скважине № 202 при закачке 301 тонны проппанта. 
По  плану  входной  обработки  (поверхности)  использованы  гели  и
проппанты:
Тип флюида: K30H - 3.6=30# сшитый гель, WG46DSH, 200HT
Тип флюида: KLIN -  линейный гель, WG46DSH
Тип проппанта: BP1  - 16/30 BorProp
Тип проппанта: BP2  - 12/18 BorProp
Тип проппанта: RCP2 - 12/18 ForeRCP
Закачивание по плану обработки (поверхности):
Общий объем смеси 1072,2 (куб. м)
Общий объем жидкости 975,3 (куб. м)
Общая масса проппанта 3,0101e+05 (кг)
Закачивание по плану обработки (забой):
Общий объем смеси 1072,2 (куб. м)
Общий объем жидкости 975,32 (куб. м)
Общая масса проппанта 3,0096e+05 (кг)
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Параметры пород в которых производился гидроразрыв представлены в
таблице 5.1.
















1 2 3 4 5 6 7
Аргиллит - - - 1,76 8000 0,25
уголь 2947,43 3082,7 5,5 1,76 3000 0,30
Аргиллит 2952,93 3088,2 2,3 1,76 8000 0,25
Аргиллит 2955,23 3090,5 1,8 1,74 8000 0,25
Ю12 2957,03 3092,3 0,9 1,62 7000 0,15
Аргиллит 2957,93 3093,2 0,5 1,73 8000 0,25
Ю12 заглин 2958,43 3093,7 2,3 1,65 7500 0,25
уголь 2960,73 3096 1 1,76 3000 0,30
Аргиллит 2961,73 3097 3 1,74 8000 0,25
уголь 2964,73 3100 1,8 1,76 3000 0,30
Аргиллит 2966,53 3101,8 3,4 1,76 8000 0,25
Ю13 заглин 2969,93 3105,2 1 1,67 7500 0,25
Аргиллит 2970,93 3106,2 0,4 1,74 8000 0,25
Ю13 заглин 2971,33 3106,6 0,7 1,67 7500 0,25
Аргиллит 2972,03 3107,3 0,6 1,74 8000 0,25
Ю13 заглин 2972,63 3107,9 0,5 1,67 7500 0,25
Аргиллит 2973,13 3108,4 0,1 1,74 8000 0,25
Ю13 заглин 2973,23 3108,5 1,5 1,67 7500 0,25
Пес-
к.карборат
2974,73 3110 1 1,67 7400 0,25
уголь 2975,73 3111 2 1,76 3000 0,30
Аргиллит 2977,73 3113 3,3 1,76 8000 0,25
Ю14-15 2981,03 3116,3 3,9 1,62 7000 0,15
Аргиллит 2984,93 3120,2 0,6 1,68 8000 0,25
Ю14-15 2985,53 3120,8 4,5 1,62 7000 0,15
Аргиллит 2990,03 3125,3 0,7 1,68 8000 0,25
Ю14-15 2990,73 3126 1 1,62 7000 0,15
Аргиллит 2991,73 3127 1,4 1,72 8000 0,25
Ю14-15 2993,13 3128,4 1,2 1,62 7000 0,15
Аргиллит 2994,33 3129,6 1,3 1,7 8000 0,25
Ю14-15 2995,63 3130,9 7,2 1,62 7000 0,15
Окончание Таблицы 5.1




3002,83 3138,1 0,9 1,65 7400 0,25
Аргиллит 3003,73 3139 2 1,74 8000 0,25
Аргиллит 3005,73 3141 3 1,73 8000 0,25
Ю16 3008,73 3144 5,8 1,62 7000 0,15
Аргиллит 3014,53 3149,8 0,7 1,72 8000 0,25
Ю16 3015,23 3150,5 0,5 1,62 7000 0,15
Аргиллит 3015,73 3151 0,7 1,72 8000 0,25
Ю16 3016,43 3151,7 4,6 1,62 7000 0,15
Аргиллит 3021,02 3156,3 0,6 1,7 8000 0,25
Ю16 3021,62 3156,9 3,4 1,62 7000 0,15
Аргиллит 3025,00 3160,3 39,7 1,76 8000 0,25
Расчет гидравлики (рисунок 5.1) скважины показал, что для обеспечения
гидроразрыва пласта необходимо создать давление на забое                        477,55
– 512,47Атм; при этом потери давления на трение составят              85,179 –
413,37Атм;  потребуется  развить  гидравлическую  мощность  3626,9кВатт.
Давление на поверхности должно составить в пределах 174,39 – 476,89Атм.
Рисунок 5.1 – Гидравлика в скважине и вблизи скважины
Расчетные значения величины образовавшейся трещины пласта Ю1(2) в
конце обработки имеют следующие значения: Длина одного крыла трещины –
177,46 м; Общая высота трещины – 67,026 м; Максимальная ширина трещины в
зоне  перфорации  –  31,276  мм;  Средняя  гидравлическая  ширина  трещины  –
66
16,962 мм. При этом объем закачанной смеси – 1072,2 м3; Объем закачанной
жидкости – 975,32 м3; Объем потерь жидкости – 717,37 м3. 
Характеристики образованной трещины приведены в таблице 5.2. 
Таблица 5.2 – Сводка расчета проппанта
Пласт Ю1(2)
Созданн. длина трещины (конец закачки) 177,46 (м)
Общая закрепл. длина трещины 176,77 (м)
Средн. закрепл. высота трещины 55,558 (м)
Средн. закрепл. длина в продукт. зоне 40,64 (м)
Средн. закрепл. ширина в скважине 12,713 (мм)
Средн. закрепл. ширина в продукт. зоне 9,1239 (мм)
Макс. ширина в конце закачки у перфор. отв. 31,276 (мм)
Средн. конц. проп./Площадь разрыва 15,207 (кг/м2)
Средн. конц. проп./Площ. в продукт. зоне 18,227 (кг/м2)
Средн. проводим. трещины в продукт. зоне 2288,7 (мд·м)
Средн. безр. провод. трещины в продукт. зоне 16,184
Отношение разорв. трещин 0,45691
Расчетное время закрытия 92,77 (мин)
Фактический профиль трещины гидроразрыва показан на рисунке 5.2, где
цветом показано изменение ширины от максимума (31,276мм) до минимума,
график  напряжений  в  системе  трещина-пласт  и  профиль  ширины
образовавшейся трещины.
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Рисунок 5.2 – Трещина разрыва пласта
Изменение давления разрыва во времени показано на рисунке 5.3. Первое
падение  давления  наблюдается  через  несколько  секунд,  что  объясняется
гидравлическим  разрывом  призабойной  зоны  скважины.  Второе  падение
давления (через 30 минут) вызвано образованием трещины разрыва; через 70
минут  давление  достигает  максимума  и  происходит  прекращение  закачки
проппанта в трещину, этот участок графика показывает, что гидроразрыв пласта
произведен успешно. 
Рисунок 5.3 – Чистое давление функция времени
График  обработки  на  забое  и  поверхности  (рисунок  5.4)  показывает
изменение забойного давления, давления на поверхности во время проведения
гидроразрыва  пласта  (красная  и  синяя  линия  соответственно),  изменение
концентрации  проппанта  на  забое  и  на  поверхности  (коричневая  и  зеленая
линии  соответственно).  По  графику  видно  начало  закачки  проппанта  (75
минута) и прекращение закачки (280 минута). 
68
Рисунок 5.4 – Давление обработки на забое и поверхности
Параметры  образованной  гидроразрывом  и  закрепленной  трещины
общей длиной 176,77м при начальном пластовом давлении 300Атм приведены в
таблице 5.3.
Таблица 5.3 – Данные пласта
Пласт Ю(14-15)+Ю16
Проводимость трещины 2288,7 (мд*м)
Безразмерная проводимость, БПТ (расчетное) 16,184
Закрепленная длинна трещины 176,77 (м)
Высота продуктивной зоны 35 (м)
Начальное пластовое давление 300 (атм.)
Общая пластовая сжимаемость 0,0003 (1/атм.)
Эквивалентная пластовая проницаемость 0,8 (мд)
Эквивалентная пластовая пористость 13 (%)
Эквивалентная вязкость пластового флюида 1 (сп)
Скважина  202  имеет  радиус  ствола  10,8см,  объемный  фактор  пласта
составляет 1,255(пл. м3/ст. м3), скин-фактор в призабойной зоне -6,32.
Расчет предполагаемой продуктивности скважины после проведения ГРП
приведен в таблице 5.4, на основании чего построена временная зависимость
дебита – (рисунок 5.5).




















35 281,05 16,952 300 80 7,3793
37 275,27 17,508 300 80 7,2562
55 238 22,113 300 80 6,451
90 200,07 29,744 300 80 5,6078
91 199,31 29,944 300 80 5,5906
100 192,98 31,709 300 80 5,447
135 174,47 38,129 300 80 5,0229
136 174,05 38,303 300 80 5,0132
145 170,48 39,853 300 80 4,9309
180 159,45 45,623 300 80 4,6766
Рисунок 5.5 – Временная функция дебита
Проведение гидроразрыва в скважинах 202, 205, 539, 542 в начале марта
дало прирост добычи нефти с февраля по апрель 2014 года – 681т (рисунок 5.6).
Дальнейшее  снижение  добычи  вызвано  быстрым  ростом  обводненности
продукции,  снижением  пластового  давления,  отказами  в  работе  насосного
оборудования.
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Рисунок 5.6 – Добыча нефти в 2014 году
Данные по дизайну ГРП для скважины 539 Ю14-16 март 2014 года (ГРП
150 тонн на водной основе):
Тип флюида: DX32   Delayed Borate Cross-Link Water 3.2 kg/m3 
Тип флюида: LG32     linear gel 3.2 kg/m3 
Тип проппанта: FP02     16/30 Fores ForeProp 36 Tonne
Тип проппанта: FP03     12/18 Fores ForeProp 99 Tonne
Тип проппанта: FPR3     12/18 Fores ForeProp RCP 15 Tonne
Расчет гидравлики скважины показал, что для обеспечения гидроразрыва
пласта  необходимо  создать  давление  на  забое  381,7Атм;  при  этом  потери
давления  на  трение составят  105,7Атм;  потребуется  развить  гидравлическую
мощность 1100кВатт. Давление на поверхности должно составить в пределах
235Атм.
Расчетные значения величины образовавшейся трещины пласта Ю14-16 в
конце обработки имеют следующие значения: Длина одного крыла трещины –
110,25м; Общая высота трещины – 58,384м; Максимальная ширина трещины в
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зоне  перфорации  –  2,622мм;  Средняя  гидравлическая  ширина  трещины  –
1,553мм.  Объем  закачанной  жидкости  –  486,91м3;  Объем  закачанного геля  –
435,86м3. 
Характеристики образованной трещины приведены в таблице 5.5.
Таблица 5.5 – Характеристики трещины.
Созданная длина трещины 110,25 (m)
Общая длина разрыва закрепленная пропантом 110,17 (m)
Средняя высота разрыва закреп пропантом  47,709 (m)
Средняя высота закр пропанта в прод  пласте 19,567 (m)
Макс ширина в конце закачки у перфар  отв  2,6449 (cm)
Средняя  ширина закр пропанта в трещине 1,0747 (cm)
Средняя ширина закр пропанта  в прод  пласте 0,87969 (cm)
Ср, концентрация закр пропанта  в трещине 14,103 (kg/m^2)
Ср, концентрация закр пропанта  в прод  пласте 15,999 (kg/m^2)
Средняя направленная проводимость 2438,1 (md-m)
Средняя направленная проводимость в прод, пласте 22,13  
Фактический профиль трещины гидроразрыва показан на рисунке 5.7, где
цветом  показано  изменение  ширины  от  максимума  (2,622мм)  до  минимума,
график напряжений в системе трещина-пласт и профиль ширины.
Width Contours


































Рисунок 5.7 – Трещина разрыва пласта
Изменение давления разрыва во времени показано на рисунке 5.8. Первое
падение  давления  наблюдается  через  20  минут,  что  объясняется
гидравлическим разрывом призабойной зоны скважины. Последующее падения
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давления (через 25 минут) вызвано образованием трещины разрыва; через 230
минут  давление  достигает  максимума  и  происходит  прекращение  закачки
проппанта в трещину, этот участок графика показывает, что гидроразрыв пласта
произведен. 
Net Pressure vs Time






















Рисунок 5.8 – Чистое давление функция времени
График  обработки  на  забое  и  поверхности  (рисунок  5.9)  показывает
изменение забойного давления, давления на поверхности во время проведения
гидроразрыва  пласта  (красная  и  синяя  линия  соответственно),  изменение
концентрации проппанта на забое и на поверхности (оранжевая и зеленая линии
соответственно). По графику видно начало закачки проппанта (130 минута) и
прекращение закачки 230 минута). 
BHTP & Surface Pressure 








































Рисунок 5.9 – Давление обработки на забое и поверхности
Параметры образованной гидроразрывом и закрепленной трещины общей
длиной  110,25м  при  начальном  пластовом  давлении  300Атм  приведены  в
таблице 5.6.
Таблица 5.6 – Характеристики трещины закрепленной проппантом.
Высота продуктивного пласта 51 (m)
Эффективная Высота продуктивного пласта 38,9 (m)
Заполненная длина 110,17 (m)
Эффективная проводимость 2438,1 (md-m)
Средняя направленная проводимость в прод, пласте 16,88
Эквивалент пластовой проницаемости 0,8 (md)
Текущее пластовое давление 300 (aтм)
Эквивалент пластовой пористости 13 (%)
Удельный вес газа 0,65
Давление насыщения газом 125 (атм)
Температура пласта 103 (deg C)
Радиус ствола 539 скважины  – 10,8 см, объемный фактор пласта 1,3 пл.
м3/ст. м3,  скин-фактор около ствола скважины 2,5, скин-фактор трещины -4,8.
Текущее пластовое  давление 300Атм при температуре пласта  103  ◦С; высота
продуктивного  пласта  51  м  при  эффективной  высоте  38,9  м;  эффективная
проводимость 2438,1 мд*м. Параметры пористости, проницаемости в таблице
5.7. Расчет предполагаемой продуктивности скважины после проведения ГРП
приведен в таблице 5.8, на основании чего построена временная зависимость
дебита – график (рисунок 5.10).     
                                       
Таблица 5.7 – Данные скважины
Заполненная длина 110,17 (m)
Средняя направленная проводимость в прод, пласте 16,88  
Эквивалент пластовой проницаемости 0,8 (md)
Эквивалент пластовой пористости 13 (%)
Удельный вес газа 0,65  
Таблица 5.8 – Расчет продуктивности
Time Flow Rate /  Cum. Prod. Avg Press Flow. Press. 
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36,5 155,9 6,7725 300 100
73 145,77 12,27 300 100
109,5 140,44 17,49 300 100
146 136,9 22,551 300 100
182,5 134,24 27,498 300 100
219 132,12 32,359 300 100
255,5 130,38 37,149 300 100
292 128,91 41,881 300 100
328,5 127,64 46,563 300 100
365 126,52 51,201 300 100
Дебит ф-я времени






















Рисунок 5.10 – Временная функция дебита
5.1  Зависимость  эффективности  ГРП  от  коллекторских  свойств
пласта
Основной целью проведения  ГРП является  интенсификация выработки
запасов нефти, сосредоточенных в прерывистых коллекторах,  в зонах трудно
извлекаемых запасов, где сконцентрирован основной объем остаточных запасов
нефти.  За  период  с  2010  по  2014  годы  гидроразрыв  пласта  произведен  на
четырнадцати  добывающих  скважинах.  Для  проведения  работ  по  ГРП
использовался  фонд  скважин,  характеризуемый  как  малодебитный
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слабопроницаемого пласта Ю14-15. Средний приток нефти по данной категории
скважин составлял 3,5 т/сут.
В  результате  проведения  гидроразрыва  пласта  по  данной  группе
добывающих  скважин  произошло  существенное  улучшение  технологических
показателей.  Так  как  ГРП  производились  сразу  после  бурения,  мы  можем
сравнивать  только  разность  притоков  до  ГРП  и  после  дебит  скважины.
Исследование  проводились  на  разведывательных  скважинах,  и  приток
колебался  от  1,1  т/сут  до  5  т/сут.  Средний  приток  составляет  3,5  т/сут.
Сравнивая  полученные  притоки  до  ГРП  и  дебит  после  ГРП,  и  сравнивая
коллекторские свойства каждой скважины (таблица 5.9) мы видим, что скважин
393Р и 539 имеют лучшие коллекторские свойства и по этим скважинам лучший
дебит. В связи с тем, что при ГРП было закачено много жидкости,  а так же
после работы КРС на данный момент анализ воды показывает, что это раствор
глушения и раствор ГРП. Но и на первоначальном этапе видно, что качество
ГРП, обводненность и дебит по скважинам, где проводилась интенсификация с
помощью ГРП, зависит от коллекторских свойств пласта. [5].













202 Ю14 Песчаник  с
прослоями  глины  и
песчаника
карбонизированного
2,3 2,6 16,15 16,65 9,5
202 Ю15 1,87 133,88 21,55 12,57 11,58
392Р Ю14 Песчаник  с
прослоями  глины  и
песчаника
карбонизированного
5,8 1,63 12,7 14,6 9,1
392Р Ю15 14,5 1,44 12,67 16 11,2
393Р Ю14 Песчаник  с
прослоями  глины  и
песчаника
карбонизированного
4,1 1,79 14,8 13,2 9,98
393Р Ю15 21,7 0,89 14,1 15,3 9,91
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539 Ю14 Песчаник  с
прослоями  глины  и
песчаника
карбонизированного
3,4 1,97 15,13 13,6 9,73




6,2 1,61 12,65 14,75 8,93
542 Ю15 16 1,46 12,6 15,95 11,1
5.2 Оценка эффективности ГРП на Майском месторождении
ГРП  является  технологией,  позволяющей  увеличить  область
дренирования пласта. Без ГРП осуществляется радиальный приток жидкости,
направленный  к  одной  точке  элемента  -  забою  скважины.  После  ГРП
создающаяся  зона   трещиноватости,  является  активной дренажной системой,
позволяющей  увеличить  удельную  поверхность  породы,  участвующей  в
фильтрации. [2].
После  разрыва  пласта  и  закрепления  трещины  пропантом  образуется
двойная  среда  трещины  (высокопроводящие  каналы)  и  поровые  блоки
(исходная матрица породы). Фильтрация флюидов происходит аналогично и в
микрообъеме пласта (в керне).
В первую очередь  вытеснение  нефти происходит  из  наиболее крупных
пор,  характеризующихся  лучшими  коллекторскими  свойствами,  и
одновременно  с  этим  начинается  фильтрация  нефти  из  более  мелких  пор  в
более крупные.
В  случае  с  гидроразрывом   первоначальное   движение  флюидов
осуществляется по трещинам (высокопроводящим каналам) и одновременно с
этим происходит  фильтрация  нефти из  поровых блоков  (матрицы породы)  в
трещины. [4].
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Анализ  имеющегося  кернового  материала  свидетельствует  о  том,  что
среди юрских залежей,  объект Ю14-15 наиболее сильно подвергался  активным
вторичным  изменениям  –  уплотнению  и  процессам  вторичного
минералообразования. 
Основной целью проведения  ГРП является  интенсификация выработки
запасов нефти, сосредоточенных в прерывистых коллекторах, в зонах  трудно
извлекаемых  запасов,  где   сконцентрирован  основной  объем   остаточных
запасов нефти. 
За период с 2010 по 12.2014 годы гидроразрыв пласта произведен на 14
добывающих скважинах.
Для проведения работ по ГРП использовался фонд скважин, пробуренных
в  пласт  Ю14-15 ,  характеризуемый  как  малодебитный.  Средний  коэффициент
продуктивности скважин для пласта Ю14-15 составил около 3,75 м3/сут/МПа при
нулевом скин-факторе, средней проницаемости 2,7 мД и средней мощности 19,7
м. [5].
В результате проведения  гидроразрыва пласта произошло существенное
улучшение  технологических  показателей.  Исследования  показали,  что  до
проведения  ГРП  приток  на  392Р  составлял  Q=1,1  м3/сут  при  пластовом
давлении  28,4  МПа.  После  проведения  ГРП приток  составил  31,8  м3/сут  по
жидкости, по нефти составило 23,3 м3/сут и по воде 8,5 м3/сут при давлении
28,4 МПа. [6].
Согласно  данным,  степень  реализации  потенциала,  созданного  после
проведения  ГРП,  достаточно  высок.  Таким  образом,  проведенный  анализ
показал,  что  эффект  от  ГРП,  в  условиях  объекта  Ю14-15 Майского
месторождения,  достаточно стабилен,  прирост дебита  жидкости составляет  в
среднем 35 м3/сут., и продолжительность его не ограничивается анализируемым
периодом. [7].
Эксплуатация скважин со значительно высоким притоком по нефти, чем
до интенсификации, позволяет извлечь больший объем углеводородов за срок
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жизни скважин, тем самым, способствуя увеличению конечного коэффициента
нефтеизвлечения.
Положительное  влияние  от  проведения  ГРП  на  дальнейшую
эксплуатацию  скважин  в  значительной  мере  зависит  от  степени
сформированности системы воздействия на объект. В свою очередь,  темпы и
динамика  обводнения  зависят  от  направления  геологического  строения  и
структуре запасов, но и геометрии распространения трещин.
В связи с этим дальнейшее решение проблемы эффективной эксплуатации
добывающих  скважин  и  участков  проведения  ГРП  работ  по  ГРП  связано  с
исследовательскими  работами  по  определению  направления  трещин  и
адаптации  системы  заводнения  по  отношению  к  ориентации  зоны
трещиноватости.
В результате  проведения ГРП имеем значительное увеличение дебитов
скважин.  Необходимо  отметить  также,  что  область  применения  ГРП  не
ограничивается низкопродуктивными зонами, проведение ГРП также возможно
в песчаных телах, не имеющих гидродинамической связи с зоной закачки.
В целом отмечается высокая продолжительность эффекта, обусловленная
стабилизацией,  как  обводненности,  так  и  дебитов  жидкости.  Для  оценки
прироста  дебита  жидкости  и  продолжительности  эффекта  после  проведения
работ по интенсификации была построена динамика показателей эксплуатации
скважин,  в  которых  проводились  работы,  приведенная  к  одной  дате  начала
проведения  ГРП  для  избежание  влияния  временных  факторов.  Результаты
показывают,  что  на  объекте Ю14-15 эффект  от  ГРП,  достаточно  стабилен  и
сохранение его не ограничивается анализируемым периодом. [7].
На Южном поднятии после  проведения  работ  величина  дебита  нефти
составляла порядка 23,3 м3/сут на скважину при обводненности 30 %, прирост
при этом составлял 22 м3/сут. К концу первого года отмечалась стабилизация
дебита нефти на уровне 17 -  18 м3/сут при обводненности 40-50 %, которая
сохраняется на протяжении всего рассматриваемого периода.
79
В куполе северо-западного поднятия (393Р, 539) аналогичная картина – в
начале послеоперационного периода произошло увеличение дебита жидкости
до 35-100 м3/сут (прирост составил 25 - 45 м3/сут ) при обводненности 10-55 %. 
Рассматривая эффективность метода по поднятиям, можно отметить, что
на  Южном  поднятии  (скважины  392Р,  542,),  характеризующемся  крайне
сложным  геологическим  строением,  низкими  коллекторскими  свойствами,
увеличение дебита нефти произошло с базового – 1,1 м3/сут до потенциального
–  23,3 м3/сут (в 23 раза ). На  северо-западном  поднятии  (393Р),  имеющем
лучшее геологическое строение, дебит жидкости возрос с базового - 5 м3/сут до
потенциального – 35-100 м3/сут (в 7-10 раз ). В связи с тем, что ГРП проводят
сразу  после  бурения  берется  базовый  приток  полученный при исследовании
разведовательных скважи который коллеблется от 1,1 до 5 м3/сутки. [7].
Чем  ниже  проницаемость,  тем  медленнее  происходит  процесс
фильтрации,  тем  выше  коэффициент  падения  дебита  жидкости  скважин  в
процессе эксплуатации.
Оценивая  эффективность  ГРП,  следует  отметить  его  положительное
влияние на полноту вовлечения запасов нефти в разработку. Одним из основных
параметров, определяющих объем извлекаемых запасов, является  коэффициент
охвата, учитывающий степень дренирования пластовой нефти (таблица 5.10).
Создание систем трещин в слабопроницаемых коллекторах, безусловно,
увеличивает  степень  вскрытия  и  приведенный  радиус  скважин,  создает
дополнительно  высокопроницаемые  каналы,  по  которым  осуществляется
фильтрация.  Это  позволяет  более  эффективно  эксплуатировать  скважины  в
сложных геологических условиях, что в свою очередь приводит к увеличению
текущего коэффициента нефтеизвлечения [7].
Таблица 5.10 – Средний дебит скважин после ГРП
№ скважины Приток
м3/сут
Дебит  после  ГРП
м3/сут
Обводненность, % Примечание
392Р 1,1 38 39 УЭЦН
393Р 5 53 25 УЭЦН
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397 1,5 70 98 УЭЦН
202 2,7 160 85 УЭЦН
205 2,4 - 100 Свабирование
542 2,5 80 65 УЭЦН
539 3,9 90 58 УЭЦН
Таким образом, мы видим, что массовое внедрение ГРП на объекте Ю14-15
Майского месторождения позволило увеличить приток скважин, вывести их на
рентабельный  уровень  эксплуатации,  в  конечном  итоге,  обеспечить
благоприятную динамику выработки запасов нефти. 
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6 Безопасность и экологичность
На  всех  нефтегазопромыслах  должны  быть  разработаны  комплексные
планы  организационно-технических  мероприятий  по  улучшению  и
оздоровлению  условий  труда  на  производстве.  Основной  целью их  является
создание  наиболее  благоприятных  условий,  способствующих
высокопроизводительному  труду  и  устранению  причин  производственного
травматизма  и  профессиональных  заболеваний.  Обеспечение  безопасных  и
здоровых условий труда возможно только при строгом соблюдении трудовой
производственной дисциплины всеми работающими правил и инструкций по
охране  труда.  Без  этого  невозможно  обеспечить  безопасность  труда  при
совершенной технике и технологии производства.
В  данной  главе  я  рассмотрю  вопросы  анализа  опасных  и  вредных
производственных факторов, условий труда и мероприятий, направленных на




Майское  нефтяное  месторождение  географически  расположено  в  юго-
восточной  части  Западно-Сибирской  низменности,  в  Обь-Иртышском
междуречье,  в  бассейне  реки  Васюган  –  левого  притока  Оби.  Территория
района  месторождения  представляет  собой  слаборасчленённую  равнину  с
широкими  заболоченными  водоразделами  и  долинами  рек.  Абсолютные
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отметки рельефа колеблются в пределах от +120 м до + 135 м. Заболоченность
местности  составляет  50  –  60  %  территории.  Основной  водной  артерией  в
районе  проектируемых  работ  является  р.  Васюган,  протекающая  в
непосредственной  близости  от  площади  работ  в  2  –  3  км.  Климат  района
континентальный. Среднегодовая температура составляет +3о С. 
Все работы на месторождении, как и во всей нефтяной промышленности,
связаны  с  высокой  механизацией,  химизацией,  опасными  давлениями  и
наличием высоковольтных линий и кабелей,  которые представляют большую
опасность для обслуживающего персонала.
6.1.1  Анализ  вредных  производственных  факторов  и  обоснование
мероприятий по их устранению  (производственная санитария)
В  процессе  добычи  нефти  операторы  по  гидроразрыву  пласта
подвергаются  воздействию  неблагоприятных  метеорологических  условий,
выделяющихся  в  атмосферу легких  фракций нефти и  попутных газов.  Пары
нефти и  продуктов ее  переработки,  а  также углеводородные газы действуют
главным  образом  на  центральную  нервную  систему.  Признаки  отравления
этими веществами чаще всего проявляются в головокружении, сухости во рту,
головной  боли,  тошноте,  сердцебиении,  общей  слабости  и  потере  сознания.
Удушающее действие на организм этих веществ выражается в затрудненности
дыхания, головокружении, потере сознания.
Нефть  может  вызвать  острые  или  хронические  отравления,  в  ней
содержатся  ароматические  углеводороды  или  сероводород.  При  длительном
соприкосновении  работающих  с  сырой  нефтью  может  развиться  кожное
заболевание.
Согласно  ГОСТ 12.1.005-88  «Воздух  рабочей  зоны.  Общие  санитарно-
гигиенические требования» установлены предельно допустимые концентрации
вредных веществ (таблица 6.1).
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Таблица 6.1 – Предельно-допустимые концентрации (ПДК) вредных веществ в
воздухе на рабочих местах
Вещество ПДК, мг/м3 Класс опасности
Диоксид азота 2 3
Диоксид серы 10 3
Углеводороды 300 4
Оксид углерода 20 -
Сажа 4 3
Метанол 15 3
Технологическое оборудование установки расположено во взрывоопасной
зоне и относится к наружной установке категории взрыво- и пожароопасности
В-1г  -  установки,  в  которых  находятся  взрывоопасные  газы,  пары  и  ЛВЖ.
Работник  ежесменно,  подвергается  воздействию  вредных  и  опасных
производственных факторов.
Большинство  рабочих  нефтяной  промышленности  трудится  в  не
защищенных или почти не защищенных от влияния внешней среды объектов, а
именно, на буровых установках, на объектах сбора и подготовки нефти. В этих
условиях  защита  работающих  от  вредного  воздействия  метеорологических
факторов имеет особо важное значение. 
Класс  профессионального  риска,  исходя  из  вида  экономической
деятельности - XXX. Месторождение относится к климатическому региону I б
(Майское  нефтяное  месторождение  находится  в  Нефтеюганском  районе  в
ХМАО Томской области), где температура воздуха может доходить до -41 °С
зимой.
Одна из главных особенностей условий труда персонала – это работа, в
основном  связанная  с  перемещениями  на  территории  объекта  и  между
объектами,  частыми  подъемами  на  специальные  площадки,  находящиеся  на
высоте.  Поэтому  в  цехе  поддержания  пластового  давления  применяют
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прожекторное освещение территории и местное освещение отдельных рабочих
мест  и  помещений.  Для  создания  необходимого  и  достаточного  уровня
освещенности  на  рабочих местах,  с  целью обеспечения  безопасных  условий
труда,  следует  руководствоваться:  ВСН34-82  «Отраслевые  нормы
проектирования  искусственного  освещения  предприятий  нефтяной
промышленности»
Норма освещенности объектов ЦПКГ установлена согласно ВСН34-82,  у
устья скважины должна быть не менее 75 лк.
На основании ВСН34-82 для освещения кустовых площадок применяют
газоразрядные  источники  света.  Тип  светильников  подбирают  с  учетом
характера  светораспределения,  окружающей среды и  высоты площадки.  Для
освещения  площадки  согласно  ВСН34-82  выберем  к  установке  четыре
прожекторных вышки, расположенных по углам площадки. Примем к установке
прожектор типа ПЗС-45 с дуговыми ртутными лампами типа       ДРЛ-700.
Таблица  6.2 – Типы  прожекторов,  рекомендуемых для освещения  объектов
предприятий нефтяной промышленности




Нормативная освещенность площадки скважины составляет  Ен = 75 лк.
Тогда  для  ее  обеспечения  ориентировочное  число  прожекторов  может  быть
определено по формуле:
N = 0,15· 75·1,7·(3000 ⁄700) =81,96;         (6.1)
где m – коэффициент, учитывающий световую отдачу источника света;
Ен – нормируемая освещенность горизонтальной поверхности площадки,
лк;
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к  –  коэффициент  запаса,  принимаемый  для  ламп  накаливания  (ЛН)
равным 1,5, и для газоразрядных ламп – 1,7;
А – освещаемая площадь, м2; 
Рл – мощность лампы, Вт.
Принимаем  к  установке  84  прожектора,  по  21  прожектору  на  каждой
мачте.
Гигиенические  требования  к  микроклимату  производственных
помещений.  Санитарные  правила  и  нормы  СанПиН  2.2.4.548-96  и  ГОСТ
12.1.005-88  «Общие  санитарно-гигиенические  требования  к  воздуху  рабочей
зоны», дают следующие нормирование:











Холодный IIб 17-19 40-60 0,2
Теплый IIб 20-22 40-60 0,3
К категории II б относятся работы, связанные с ходьбой, перемещением и
переноской тяжестей  до 10 кг  и сопровождающиеся умеренным физическим
напряжением.  Учитывая  обязанности  оператора  категория  работ  –  II б
(233-290Вт).
Для  буровых  бригад  создается  система  обогрева  рабочей  площадки
буровой теплым воздухом.  В систему обогрева входят  воздухоподогреватели,
воздуховоды с запорными и распределительными устройствами.
Предельно допустимые уровни звука и вибрации должны соответствовать
санитарным нормам шума и вибрации на рабочих местах, ГОСТ 12.01.003-83 и
ГОСТ 12.1.012-2004.Уровень шума не превышает 80 дБ.
Шум относится  к  опасным и  вредным факторам в  условиях  труда,  он
способен вызвать полную или частичную потерю слуха, расстройства нервной
системы, желудочно-кишечные заболевания и другие. 
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Для  борьбы с  шумом на  нефтеперерабатывающих  и  газотранспортных
предприятиях  отрасли  осуществляется  комплексная  целевая  программа,
предусматривающая:
-  комплексную  автоматизацию  и  телемеханизацию  производственных
процессов при бурении скважин и транспортировке нефти;
- снижение шума в источнике его возникновения;
- снижение шума на путях его распространения;
- рациональную планировку компрессорных станций (КС);
- внедрение рациональных режимов труда и отдыха;
- разработку и обеспечение рабочих средствами защиты (противошумные
наушники).
Для  обеспечения  безопасности  работающих  и  профилактики
профзаболеваний необходимо предусмотреть средства индивидуальной защиты:
спецодежду, спец. обувь, средства защиты органов дыхания, органов слуха, рук,
лица,  головы. Применение средств индивидуальной защиты предусмотрено в
обязательном порядке отраслевыми правилами техники безопасности. Выдача
спецодежды,  спец.  обуви  и  других  индивидуальных  средств  защиты
регламентирована  «Типовыми  отраслевыми  нормами  бесплатной  выдачи
спецодежды, спецобуви и других средств индивидуальной защиты работникам
нефтяной и газовой промышленности». Согласно указанным документам весь
рабочий  персонал,  участвующий  в  эксплуатации  скважины,  должен  быть
обеспечен средствами индивидуальной защиты.
6.1.2  Анализ  опасных  производственных  факторов  и  обоснование
мероприятий по их устранению (техника безопасности)
Процесс  гидравлического  разрыва  пластов  осуществляется  под
руководством инженерно-технического работника по утвержденному плану. 
Агрегаты  для  гидроразрыва  пласта  устанавливаются  на  расстоянии  не
менее 10м от устья скважины так, чтобы расстояние между ними было не менее
1м, а кабины не были обращены к устью скважины.
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Перед  проведением  гидравлического  разрыва-пласта  талевый  блок
опускается  вниз,  отводится  в  сторону  и  прикрепляется  к  ноге  подъемного
сооружения.  На  глубиннонасосных  скважинах  отключается  привод  станка-
качалки,  затормаживается  редуктор  и  вывешивается  плакат:  «Не  включать  –
работают люди». Балансир станка-качалки демонтируется либо устанавливается
в положение, при котором он не будет мешать установке устьевой арматуры и
выполнению работ по обвязке устья скважины. 
Во время монтажа напорных трубопроводов и обвязки устья скважины на
устьевой арматуре или на нагнетательных линиях устанавливаются обратные
клапаны,  а  на  насосах-предохранительные  устройства  (тарированные
мембраны)  и  манометры.  С  помощью  импульсных  трубок  манометры
выносятся  на  расстояние,  обеспечивающее  возможность  безопасного
наблюдения  за  их  показаниями.  Отвод  от  предохранительного  устройства,
установленного на насосе, закрывается кожухом и выводится под агрегат.
Выхлопные  трубы  двигателей,  установленных  на  агрегатах  и  других
машинах, обеспечиваются глушителями с искрогасителями и нейтрализаторами
выхлопных газов и выводятся на высоту не менее 2 м от платформы агрегата. 
Если  при  гидравлическом  разрыве  пласта  возможно  возникновение
давления выше допустимого для эксплуатационной колонны данной скважины,
то производится пакерование колонны.
До  начала  закачки  в  скважину  жидкости  для  гидравлического  разрыва
проверяется  исправность  насосных  агрегатов  и  другого  оборудования,
правильность  и  надежность  их  обвязки  и  соединения  с  устьевой  арматурой
скважины. Проверяется исправность устьевой и запорной арматуры, обратных
клапанов, а также приборов для замера и регистрации давления. 
Нагнетательные трубопроводы подвергаются опрессовке на давление,  в
полтора раза большее ожидаемого максимального давления при гидравлическом
разрыве пластов. При производстве гидравлического испытания трубопроводов
люди должны быть удалены за пределы опасной зоны.
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Для  осуществления  процесса  гидравлического  разрыва  пластов
необходимо  предусмотреть  надежную  связь  между  руководителем  работ  и
персоналом, обслуживающим агрегаты.
Агрегаты пускаются в ход только после удаления людей,  не связанных
непосредственно с выполнением работ у агрегатов, за пределы опасной зоны.
Во время закачки и продавки жидкости при гидроразрыве пластов нахождение
людей возле устья скважины и у нагнетательных трубопроводов запрещается.
Во  время  работы  агрегатов  запрещается  ремонтировать  их,  крепить
обвязку или устранять пропуски в запорной арматуре.  Перед отсоединением,
трубопроводов  от  устьевой  арматуры  на  ней  закрываются  краны,  а  в
трубопроводе давление снижается до атмосферного.
Остатки  жидкости  разрыва  из  емкостей  агрегатов  и  автоцистерн
сливаются в канализацию или специальную емкость.
В зимний период после временной остановки работ производят пробную
прокачку  жидкости,  чтобы  убедиться  в  отсутствии  пробок  в  трубопроводах.
Подогревать  систему  нагнетательных  трубопроводов  открытым  огнем
запрещается.
6.2 Экологичность проекта
Основной  вид  деятельности  на  территории  Майского  нефтяного
месторождения  –  добыча  и  транспортировка  нефти.  Основные  источники
выбросов  ЗВ  в  атмосферу  в  период  строительства  скважин  на   Майском
месторождении:
- котельная с котлами ПКН-2С; 
- установка для освоения А 60/80;
- ППУ (передвижная паровая установка);
- дизельные электростанции; 
-  двигатели  внутреннего  сгорания  автотранспорта  и  строительной
техники.
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Валовый  выброс  ЗВ  в  атмосферу  на  стадии  строительства
эксплуатационных скважин ориентировочно составит 1500 тонн.
Проект  эксплуатации  Майского  нефтяного  месторождения
предусматривает  герметизированную  систему  добычи,  сбора  и  транспорта
продукции скважин. Нефтегазоводяная смесь от эксплуатационных скважин по
нефтесборным коллекторам поступает на установку подготовки нефти (УПН)
Майского  месторождения.  Схема  предусматривает  подачу  нефти  через  узел
учета  к  насосам  внешней  перекачки  и  в  нефтепровод  диаметром  325  мм,
протяжённостью около 70 км «Майское – Фестивальное».
Основные направления использования попутного нефтяного газа: топливо
для  котельной,  топливо  для  печей  подогрева.  Рассматривается  вопрос  об
использовании  попутного нефтяного газа  для  выработки  электроэнергии  для
нужд промысла. 
Утилизация  газа  на  стадии  пробной  эксплуатации  месторождения
составляет 71 % от ресурса. При использовании газодизельных установок для
выработки электроэнергии утилизация газа будет составлять 88,7 %.
Выработка  электроэнергии  предусматривается  на  дизель-генераторных
установках   ДГУ 1МВт «Cummins» (4 рабочих,  1 – резервная).  Дизельное
топливо  будет  производиться  на  нефтеперерабатывающем  заводе  в  блочно-
модульном исполнении, полной заводской готовности производительностью 50
тонн дизельного топлива/сутки.
Потребителями  электроэнергии  будут  электродвигатели  погружных
насосов  эксплуатационных  скважин,  двигатели  насосов  внешней  перекачки,
дренажных  емкостей  и  задвижек,  двигатели  насосов  системы  ППД,
электроосвещение и обогрев проектируемых сооружений и площадок. 
Источники выброса эксплуатации месторождения:
- котельная,
- факел низкого давления (ФНД),
- факел высокого давления (ФВД),




- установка по утилизации отходов «Факел-1М»,
- нефтеперерабатывающий завод.
Планируемые  источники  выброса  ЗВ  в  атмосферу  рассредоточены  по
площади  месторождения, что способствует рассеиванию выбрасываемых 3В в
приземном  слое  атмосферы.  В  условиях  равнинного  рельефа  Майского
месторождения  и  отсутствия  препятствий,  вытянутых  в  одном  направлении,
возможность длительного застоя выбрасываемых ЗВ исключена. [5].
Предусмотрены мероприятия по сокращению выбросов ЗВ в атмосферу в
период неблагоприятных  метеорологических  условий.  Сокращение  выбросов
ЗВ  от  подогревателей  и  котлоагрегатов  обеспечивается  методами,
относящимися к оптимизации процесса сжигания топлива при одновременном
снижении образования токсичных продуктов сгорания. На факельных системах
усиливается  контроль  за  режимом  горения,  за  работой  контрольно-
измерительных приборов и автоматических систем управления. 
Охрана  атмосферного  воздуха  на  территории  нефтепромысла
обеспечивается мероприятиями, направленными на сокращение потерь нефти и
газа,  повышение  надежности  нефтепромыслового  оборудования,  высокую
степень утилизации попутного нефтяного газа.
Для  повышения  степени  экологической  безопасности  и  минимизации
ущерба,  наносимого  окружающей  природной  среде,  проектом  пробной
эксплуатации предусматривается: 
- герметизированная система сбора, подготовки и транспорта нефти;
- контроль швов сварных соединений трубопроводов;
- защита оборудования от коррозии;
- оснащение предохранительными клапанами всей аппаратуры, в которой
может возникнуть давление, превышающее расчетное;
- сброс газа с предохранительных клапанов на факел;
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-  испытанием  оборудования  и  трубопроводов  на  прочность  и
герметичность после монтажа;
- утилизация попутного нефтяного газа.
Контроль  за  выбросами  ЗВ  в  атмосферу  на  промысле  осуществляет
служба экологической безопасности ООО «Альянснефтегаз». [7].
Охрана  недр  в  процессе  эксплуатации  месторождения  сводится  к
контролю  за  работой  эксплуатационных  скважин  в  установленных
технологических  режимах,  обеспечивающих  сохранность  скелета
продуктивных пластов,  рациональную выработку запасов  и  не  допускающих
преждевременного обводнения скважин.
Контроль  за  выработкой  запасов  обеспечивается  учетом  добываемой
продукции  и  ее  потерь,  контролем  за  состоянием  надпродуктивной  части  в
процессе  всего  периода  эксплуатации  месторождения.  Для  замера  дебита
каждой скважины АГЗУ (типа «Мера-40-8-400»). 
При обустройстве и эксплуатации месторождения мероприятия по охране
недр  должны  являться  составной  частью  всех  основных  технологических
процессов,  направленных  на  обеспечение  безаварийности  производства  и
рациональное использование природных ресурсов.
Проседание  земной  поверхности  над  нефтяными  месторождениями
отмечается  при  разработке  с  падением  пластового  давления  продуктивного
пластов-коллекторов  рыхлых  или  слабосцементированных  песчаных  пород
мощностью в несколько сотен метров, залегающих на глубине не более 2000 м,
и  возрастом  не  старше  эоцена.  Просадка  земной  поверхности  является
результатом  снижения  давления  флюидов,  содержащихся  в  поровом
пространстве  горных  пород  (пластовое  давление  противодействует  горному
давлению,  стремящемуся  уплотнить  горные  породы;  снижение  пластового
давления приводит к увеличению эффективного напряжения, равного разности
между  горным  и  пластовым  давлением,  что  и  вызывает  уплотнение  горных
пород;  уменьшение  мощности  уплотняющихся  пород  передается  по  земной
поверхности, вызывая ее оседание).
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Майское  месторождение  сложено  древними уплотненными породами  с
небольшой  мощностью продуктивного горизонта  – 19,77 м, залегающего на
глубине  2538  м,  эксплуатация  планируется  с  применением  системы  ППД,
поэтому нет необходимости в предварительном прогнозе (расчете) возможности
просадки земной поверхности над площадью разработки.
Добывающие скважины рассчитаны на длительный срок эксплуатации.
Нарушение  герметичности  эксплуатационных  колонн  может  привести  к
образованию  грифонов,  межпластовых  перетоков  и  открытому
фонтанированию.  На случай аварийного состояния  коллекторов  в  групповых
замерных  установках  предусматривается  устройство  автоматической
блокировки скважин. Причиной потери герметичности обсадных колонн может
быть  электрохимическая  коррозия  наружной  поверхности  труб.  Защита
промыслового  оборудования  проводится  с  применением  оборудования  из
коррозионностойких  сталей  и  защитных  металлических  и  неметаллических
покрытий,  для  предотвращения  коррозионного  разрушения  применяется
цементирование колонн до устья скважин.
В процессе эксплуатации скважин приповерхностная зона ствола скважин
подвержена  максимальным  нагрузкам  на  верхние  секции  эксплуатационных
колонн  и  интенсивным  температурным  напряжениям,  ухудшающим  условия
крепления ствола скважин и герметичность  обсадных колонн.  Строительство
скважин предусмотрено с теплоизолированными устьевыми арматурами.
В целях охраны недр при эксплуатации скважин контроль за условиями
крепления ствола скважин и герметичностью обсадных колонн проводится на
уровне  обязательных  технологических  решений,  выполняемых
нефтедобывающим  управлением.  Своевременное  выполнение  изоляционно-
ликвидационных работ в скважинах, подлежащих ликвидации или консервации,
предупреждает  их  негативное  влияние  на  сохранность  и  рациональное
использование природных ресурсов.
Контроль  за  охраной  недр  и  окружающей  природной  средой  при
строительстве и освоении скважин осуществляет служба охраны окружающей
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среды  предприятия,  выполняющего  буровые  работы  и  на  всех  этапах
разработки  месторождения  –  служба  экологической  безопасности  ООО
«Альянснефтегаз». [5].
В соответствии с масштабом техногенного воздействия нефтепромысла
на  окружающую  природную  среду, программа  комплексного  экологического
мониторинга должна предусматривать проведение мониторинга за состоянием
воздушной  среды,  поверхностных  вод  (гидрохимический  мониторинг,
мониторинг  донных  отложений,  гидробиологический  мониторинг),  почв,
локальный  объектный  мониторинг  геологической  среды  (гидрохимический
мониторинг подземных вод питьевого качества), мониторинг за радиационной
обстановкой.
Перечисленный  комплекс  работ  должен  выполняться  4  раза  в  год,  по
возможности, в постоянные сроки.
Предусматриваемые мероприятия по охране окружающей среды и недр
направлены  на  обеспечение  эффективной  и  безаварийной  разработки
месторождения и рациональное использование природных ресурсов.
6.3. Безопасность в чрезвычайных ситуациях
6.3.1 Обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности
Причинами возникновения пожара могут быть открытый огонь, сильный
нагрев, искры от электрооборудования, ударов, трения, разрядов статического и
атмосферного электричества.
В  целях  пожарной  профилактики  между  отдельными  объектами
предусмотрены противопожарные размеры. Например: от устья скважины до
ГУ, котельных, нефтесборных резервуаров, насосных станций расстояние 40 м,
до компрессорных 60 м, до жилых и общественных зданий 500 м.
Высокий  уровень  электрофикаций  нефтяных  промыслов  и  тяжелые
условия  эксплуатации  электрооборудования  (сырость,  переменные
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температуры,  наличие  взрывоопасных  и  агрессивных  веществ),  требует
основного  внимания  к  обеспечению  электробезопасности  обслуживающего
персонала. Особенностями действия электрического тока на человека являются
отсутствие  явных  признаков  опасности,  неожиданность,  внезапность
поражения, большая вероятность смертельного исхода.
При внутриконтурном заводнении осваиваются скважины под нагнетание
воды в нефтяную часть пласта. В этом случае особо необходимо соблюдать все
правила пожарной безопасности.
По взрывоопасности технологические участки производства отнесены к
классу В-1Г и В-1 по АПУЭ-85, по характеру пожарной опасности – к категории
1 и 2-А.
Технологические установки оборудуются противопожарными системами:
пенными,  газовыми  и  водяными  в  соответствии  с  ВНТПЗ-85  и
противопожарной автоматикой по НПБ 88-2001 «Установки пожаротушения и
сигнализации.  Нормы и  правила  проектирования», в  том числе  зарубежного
производства.
Планировка и конструкция зданий и сооружений проектируются с учетом
СНиП 2.01.02.85.
Пожары на  скважинах  могут  нанести  большой материальный  ущерб и
вызвать несчастные случаи с людьми. Поэтому у устья запрещено пользоваться
огнем, курить, включать электрооборудование, проводить сварочные работы. 
Загорание следует ликвидировать. Пламя можно погасить сбиванием его
сильной струей воды или инертного газа, изоляцией от воздуха и т.д.  Так же
загорание  ликвидируют  с  помощью  первичного  инвентаря  пожаротушения,
который должен быть на пожарном посту и в автомашине для исследований
скважин.
6.3.2. Безопасность в чрезвычайных ситуациях природного и социального
характера
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Газоопасная ситуация на рабочих местах может возникнуть при выбросе
нефти и газа со скважины, авариях на действующих трубопроводах и в других
случаях. Газоопасной ситуацией считают обнаружение сероводорода в воздухе
рабочей зоны в концентрациях, превышающих 3 мг/м3 (ПДК), либо получение
сообщения об аварии на территории месторождения.
На  случай  газовой  опасности  руководитель  строительно-монтажной
организации  должен  разработать  план  мероприятий  по  обеспечению
безопасности работающих, включающий в себя:
- систему оповещения о возникновении газоопасной ситуации;
- план эвакуации работающих и места сбора;
- систему радио- и телефонной связи бригад с диспетчерской;
-  количество  и  места  стоянок  вахтовых  спецмашин  для  эвакуации
работающих.                                                                                                  
ЗАКЛЮЧЕНИЕ
На  Майском  месторождении  работы  по  повышению  интенсификации
притока  ведутся  с  момента  разработки.  Самым  массовым  методом,
применяемым по плану разработки на месторождении,  является гидроразрыв
пласта. Гидравлический  разрыв  пласта  (ГРП)  –  эффективное  средство
воздействия на призабойную зону скважин. Промысловая практика показывает,
что дебиты скважин после  гидроразрыва увеличиваются,  иногда  в несколько
десятков  раз.  Это  свидетельствует  о  том,  что  образовавшиеся  трещины,  по-
видимому,  соединяются  с  существовавшими  ранее,  и  приток  жидкости  к
скважине  происходит  из  удаленных  изолированных от  скважины до разрыва
пласта продуктивных зон. 
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 Основной  целью проведения  ГРП является  интенсификация  выработки
запасов нефти,  сосредоточенных в прерывистых коллекторах,  в  зонах трудно
извлекаемых запасов, где сконцентрирован основной объем остаточных запасов
нефти.  В первую очередь вытеснение нефти происходит из наиболее крупных
пор,  характеризующихся  лучшими  коллекторскими  свойствами,  и
одновременно  с  этим  начинается  фильтрация  нефти  из  более  мелких  пор  в
более крупные
За  четыре  исследуемых  года  гидроразрыв  пласта  произведен  на
четырнадцати  добывающих  скважинах.  Для  проведения  работ  по  ГРП
использовался  фонд  скважин,  характеризуемый  как  малодебитный
слабопроницаемого пласта Ю14-15.  
.  В  данной  работе  приведен  анализ  эффективности  гидравлического
разрыва  пласта,  который  показал, большую  эффективность  операций.
Непосредственно  после  ГРП  приток  жидкости  увеличивались
преимущественно  в  четыре  раза.  Оценивая  эффективность  ГРП,  следует
отметить его положительное влияние на полноту вовлечения запасов нефти в
разработку. Одним из основных параметров, определяющих объем извлекаемых





АГЗУ - автоматизированная групповая замерная установка
БК - боковой каротаж
БКЗ - боковое каротажное зондирование 
ВИКИЗ  –  высокочастотное  индукционное  каротажное
изопараметрическое зондирование
ВНЗ - водонефтяная зона
ВНК - водонефтяной контакт
ГГК – гамма-гамма каротаж
ГК - гамма-каротаж
ГИС - геофизические исследования скважин
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ГРП - гидроразрыв пласта
ГУ - гласное управление
ЗВ - загрязняющие вещества
КВД – кривая восстановления давления
КИН - коэффициент извлечения нефти
КМПВ -  корреляционный метод преломленных волн
Кп - коэффициент песчанистости 
Кр - коэффициент расчленённости
КС - компрессорных станций
ЛН – лампа накаливания
МОВ - метод отраженных волн
МОГТ - метод общей глубинной точки
НГК - нейтронный гамма-каротаж
НКТ – нейтронный каротаж по тепловым нейтронам
ПДК - предельно-допустимые концентрации
ППД - поддержание пластового давления
ППУ - передвижная паровая установка
ПС - метод самопроизвольной поляризации
РВС - Резервуар вертикальный стальной 
ФНД - факел низкого давления 
ФВД - факел высокого давления 
ЧНЗ – чисто-нефтяная зона
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ПРИЛОЖЕНИЕ А
Структурные карты и планы распределения категорий запасов по пластам





























































на дату подсчета, тыс.т
балансовы
е извлекаемые
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16
Ю13+4 С1 10000 9,9 99000 0,15 0,5 0,840 0,843 5258 0,4 2103,2 - 5242 2087,2
 С2 2667 3,75 10001 0,15 0,5 0,840 0,843 531 0,4 212,4 - 531 212,4
 Ю14-15 С1 13900 27,9 399 0,13 0,6 0,8 0,797 19287 0,3 5786,1 - 19287 5786,1
 С2 21700 13,2 288 0,13 0,57 0,8 0,797 13533 0,3 4059,9 - 13533 4059,9
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ПРИЛОЖЕНИЕ В
Геологический разрез  пластов Ю13-4 и Ю14-15 по линии  II –  II Майского
месторождения
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ПРИЛОЖЕНИЕ Г
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